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 Riassunto 
 
 
L’idea del presente lavoro trae origine dalla pubblicazione della Deliberazione 
300/2017/R/EEL da parte dell’Autorità di regolazione per energia reti e ambiente, che mira 
ad ampliare il paniere dei partecipanti al Mercato del Servizio di Dispacciamento, coeren-
temente con quella visione politica che vede nello sviluppo delle energie rinnovabili non 
programmabili e nell’integrazione dei mercati elettrici europei il percorso necessario da in-
traprendere al fine di conseguire gli obiettivi comunitari in materia di ambiente e sicurezza 
energetica. 
Pertanto, al fine di esporre una visione quanto più possibilmente organica e completa del 
nuovo scenario cui il Mercato Elettrico italiano si appresta ad interfacciarsi, tale lavoro è 
stato strutturato nei seguenti quattro capitoli. 
i. Capitolo 1 – Struttura del Mercato Elettrico 
Dopo aver descritto come il Mercato Elettrico viene organizzato, con un focus par-
ticolare sul Mercato del Servizio di Dispacciamento e sulle risorse impiegate al fine 
di garantire la stabilità del sistema elettrico, il capitolo si conclude con un analisi 
dell’attuale situazione del MSD. 
ii. Capitolo 2 – Integrazione delle fonti di energia rinnovabile 
Il capitolo espone quali sono i principali impatti della produzione da FRNP a livello 
di generazione distribuita, quindi i nuovi modelli di business che potrebbero favori-
re una maggiore loro integrazione nel mercato. 
iii. Capitolo 3 – TSO & DSO 
Il capitolo descrive il ruolo centrale svolto dagli operatori di sistema nel funziona-
mento del mercato elettrico e possibili innovativi schemi di organizzazione per fa-
vorire l’integrazione delle fonti di energia rinnovabili. 
iv. Capitolo 4 – Riforma del MSD  
Il capitolo finale presenta un’analisi della riforma, dei progetti pilota inaugurati da 
Terna S.p.A e le future prospettive di sviluppo del mercato. 
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Introduzione 
 
 
 
All’interno del panorama europeo quello dell’energia è da sempre stato argomento ne-
vralgico e pertanto non privo anche di contraddizioni nel corso della sua evoluzione sto-
rica. La stessa idea di “Europa unita” trae origine dall’abbattimento delle frontiere ener-
getiche fra i diversi Stati nazionali (cfr. la CECA), cui era dato un contributo rilevante 
nel desiderio di allontanare i timori frutto della Seconda Guerra Mondiale. Al contempo 
è sempre più cresciuta la consapevolezza del ruolo svolto dall’energia in termini di sicu-
rezza e sviluppo economico. Il fallimento dell’organizzazione monopolistica del settore, 
nata nel primo dopoguerra, porta ad una liberalizzazione del mercato, quanto meno sul 
piano officiale. Essendo settore contraddistinto da innumerevoli fallimenti del mercato, 
i.e. monopoli naturali, esternalità negative, una forte azione regolatoria si conserva co-
munque necessaria in particolare nel settore della trasmissione e, con la presa di co-
scienza della salvaguardia ambientale, nel supporto di tecnologie a basso impatto am-
bientale, ovvero le fonti di energia rinnovabili. 
La visione politica comunitaria prende però piede quando ormai i vari sistemi elettrici 
hanno imboccato strade di sviluppo diverse, in particolare in termini di maturità del 
mercato. Non tutti riescono ad incontrare il compromesso fra direttive comunitarie in 
materia ambientale e di armonizzazione dei mercati e la tutela di interessi interni, ov-
viamente derivanti in alcuni casi anche da una organizzazione non ottimale del sistema. 
Accanto a obiettivi che vengono traguardati con successo (obiettivi 20/20/20) sussistono 
adeguamenti, in particolare normativi, che ancora devono essere messi in opera. È que-
sto ad esempio il caso dell’Italia in cui il raggiungimento dei target già al 2014 ha intro-
dotto non pochi problemi a livello di gestione del sistema elettrico, a causa della man-
canza di un parallelo adeguamento dell’organizzazione del mercato. Caratteristica pecu-
liare della generazione rinnovabile è l’aleatorietà della presenza della fonte primaria di 
energia, inconveniente non trascurabile in un sistema in cui generazione e consumo (di 
energia elettrica) deve essere mantenuto bilanciato istante per istante. Ciò ha costretto 
l’operatore di sistema Terna S.p.A. a ricorrere ad un sempre maggior contributo dei ser-
vizi di flessibilità di cui si approvvigiona nel mercato da questa gestito, il Mercato del 
Servizio di Dispacciamento. Fin’ora, ai fini di garantire l’esercizio in sicurezza del si-
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stema, soltanto a unità programmabili di taglia rilevante (maggiore di 10 MVA) è stato 
concesso l’accesso a tale fase del mercato causando un costante incremento dei costi di 
approvvigionamento derivanti dalle sempre più critiche condizioni cui questi impianti 
sono chiamati ad operare: la tradizionale generazione termoelettrica è stata via via sosti-
tuita da impianti eserciti secondo l’approggio del fit&forget. 
La deliberazione 5 maggio 2017 300/2017/R/EEL, da cui è partita l’idea del presente stu-
dio, mira, non solo ad accogliere le direttive europee in tema di mercati elettrici, ma an-
che ad adeguare l’organizzazione del MSD, al nuovo contesto che è venuto a crearsi. 
L’apertura del mercato ad un nuovo paniere di generazione ha come obiettivo quello 
che fin’ora è stato un incremento di costi per l’operatori di sistema, socializzati poi a 
mezzo della tariffa elettrica, in opportunità economiche per nuovi soggetti di mercato 
che sono chiamati ad intervenire. 
A fine di comprendere tale contesto e cercare di interpretare quali sono le direzioni ver-
so cui il mercato sta andando si ritiene necessario comprendere quali siano l’attuale or-
ganizzazione del Mercato Elettrico (Capitolo 1), gli impatti della generazione rinnovabi-
le non programmabile sul sistema elettrico (Capitolo 2) e i ruoli dei due principali ope-
ratori di sistema, il TSO e il DSO (Capitolo 3). Si procede inoltre ad una revisione dei 
fondamenti teorici in termini di nuovi modelli di business organizzabili per le nuove 
risorse approvvigionabili sul mercato e dei possibili sistemi di coordinazione dei gestori 
del sistema elettrico che permettano un migliore utilizzo delle suddette risorse. Infine 
(Capitolo 4) si procede ad un’analisi dell’attuale progetto riformatore, cercandone di 
mettere in luce criticità e possibili migliorie future. 
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Capitolo 1 
 
Struttura del Mercato Elettrico 
 
 
 
1.1     Introduzione 
 
Il d.lgs. del 16 marzo 1999, n. 79 (c.d. “Decreto Bersani”), recependo la Dir. comunitaria 
n. 96/92/CE, ha posto le basi per la creazione di un mercato dell'energia elettrica orga-
nizzato all'ingrosso, comunemente noto come “Borsa Elettrica”, ovvero IPEX (Italian 
Power Exchange), in risposta a due ben precise esigenze: i. promuovere, secondo criteri 
di neutralità, trasparenza ed obiettività, la competizione nelle attività di produzione e 
compravendita di energia elettrica e ii. assicurare la gestione economica di un'adeguata 
disponibilità dei servizi di dispacciamento
1
. 
Il compito di organizzare e gestire il mercato elettrico viene affidato dall'art. 5 del “De-
creto Bersani” al Gestore dei Mercati Elettrici S.p.A. (GME) il quale, operando secondo 
i predetti criteri, altresì garantisce con la propria attività la sicurezza degli scambi e il 
bilanciamento della domanda e dell'offerta di energia elettrica
2
. 
In tale ambito il GME ha predisposto il “Testo integrato della Disciplina del Mercato E-
lettrico” (TIDME), le cui modifiche sono state da ultimo approvate con Decreto del Mi-
nistero dello Sviluppo Economico del 19 dicembre 2011, pubblicato nella G.U. n. 1 del 2 
gennaio 2012. 
La Borsa Elettrica, oltre ad essere il luogo di scambio virtuale in cui il prezzo finale 
dell'energia (o spot) è determinato dall'incontro tra le quantità di energia elettrica do-
                                                            
1 Cfr. GME, Vademecum della Borsa Elettrica [1]. 
2 Il GME opera non solo nel settore elettrico, ma partecipa altresì all'attuazione delle politiche ambientali 
tramite la gestione dei c.d. “Mercati per l'Ambiente”, ovvero i mercati dove vengono negoziati i Certifica-
ti Verdi (relativi all'energia prodotta da fonti rinnovabili), i Titoli di Efficienza Energetica (denominati 
anche Certificati Bianchi) e le Unità di Emissione, cioè le quote di emissione dei gas ad effetto serra. 
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mandate ed offerte dagli operatori che sono stati ammessi a parteciparvi, è altresì il luo-
go in cui Terna S.p.A. (il gestore della rete di trasmissione nazionale) si approvvigiona 
delle risorse necessarie per provvedere al dispacciamento dell'energia elettrica nel terri-
torio nazionale. Tale luogo rappresenta, inoltre, il mercato fisico dove si definiscono i 
programmi di immissione e prelievo dell'energia elettrica nella (e dalla) rete. 
Si precisa tuttavia che la Borsa Elettrica non è un mercato obbligatorio, potendo gli ope-
ratori concludere contratti di compravendita di energia elettrica anche al di fuori della 
stessa, mediante i cosiddetti “contratti bilaterali" o anche noti come “Over the Counter 
  OTC”, mediante il quali vengono vendute determinate quantità di energia elettrica per 
un certo orizzonte temporale. 
In base al TIDME, la Borsa Elettrica o mercato elettrico (ME) si articola i. nel mercato 
elettrico a pronti (MPE), ii. nella Piattaforma per la consegna fisica dei contratti finan-
ziari conclusi sull'IDEX3 (CDE) e iii. nel mercato elettrico a termine dell'energia elettri-
ca, con obbligo di consegna e ritiro, avente per oggetto la contrattazione di forniture di 
energia, creato per consentire la negoziazione a termine su orizzonti temporali più estesi 
rispetto a quelli giornalieri offerti dal mercato a pronti (MTE). 
In particolare, ai sensi dell'art. 21 del TIDME, il MPE si articola in: 
i. mercato del giorno prima dell'energia (MGP), il quale, avendo per oggetto la 
contrattazione di energia tramite offerte di vendita e di acquisto esclusivamente 
per il giorno successivo, si svolge in un'unica sessione; tale mercato si chiude al-
le ore 12.00 del giorno precedente al giorno di consegna; 
ii. mercato infragiornaliero (MI), il quale, durante le quattro sessioni in cui è suddi-
viso, consente agli operatori di apportare modifiche ai programmi definiti nel 
MGP attraverso ulteriori offerte di acquisto o vendita; 
iii. mercato del servizio di dispacciamento (MSD)   a sua volta articolato in MSD 
ex-ante e mercato del bilanciamento (MB)   lo strumento attraverso il quale 
Terna S.p.A., in qualità di dispacciatore centrale, si approvvigiona delle risorse 
necessarie alla gestione e al controllo del sistema (risoluzione delle congestioni 
intrazonali, creazione della riserva di energia, bilanciamento in tempo reale). 
Il periodo rilevante per ciascuno dei suddetti mercati è pari all'ora fissa. 
 
 
 
 
                                                            
3 L’IDEX (Italian Derivative Energy Exchange), segment dell’IDEM (Italian Derivatives Market) gestito 
da Borsa Italiana S.p.A., è il mercato dei derivati aventi come sottostante il prezzo a pronti dell’energia 
elettrica. 
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Per quanto riguarda specificatamente il mercato dell'energia elettrica, gli articoli cha as-
sumono maggiore rilevanza sono quelli compresi tra il 34 e il 41: questi contengono di-
sposizioni sul mercato al dettaglio, come indicazione del termine di tre settimane, entro  
il quale gli operatori interessati devono dar seguito alla volontà espressa dal cliente di 
poter cambiare il fornitore (art. 35); la revisione entro 60 giorni della convenzione tra 
Terna e lo Stato per sancire l'impossibilità per il gestore di rete di produrre energia, la  
realizzazione e gestione di sistemi di accumulo diffusi di energia elettrica mediante bat-
terie ed impianti di produzione idroelettrica da pompaggio, nonché la disciplina della 
redazione   approvazione dei Piani decennali di sviluppo della rete nazionale che de-
vono essere predisposti da Terna entro il 31 gennaio di ciascun anno (art. 36). 
Sono inoltre da ricordare gli articoli iniziali (1-3) del decreto, i quali prefigurano la ste-
sura di scenari di domanda e offerta di energia da parte del Ministero dello Sviluppo 
Economico, l'individuazione di progetti di infrastrutture coerenti con la strategia energe-
tica nazionale che godono di facilitazioni (sparisce nel testo il riferimento al nucleare di 
cui al d.lgs. n. 31/2010 e alla Legge n. 133/2008, abrogata in parte dal referendum del 
giugno 2011), il mandato al Ministero dello Sviluppo Economico per l'emanazione, en-
tro 18 mesi, di un decreto volto a favorire la realizzazione di nuova capacità di produ-
zione elettrica ed introdurre misure per l'efficienza. 
 
 
1.2     Partecipazione al Mercato  
 
Il Titolo II del TIDME detta i requisiti e le modalità per l'accesso al mercato elettrico. In 
particolare, trattandosi di transazioni che si svolgono su una piattaforma telematica alla 
quale gli operatori si connettono attraverso la rete Internet e mediante l'uso di certificati 
digitali, ai sensi dell'art. 11, possono partecipare al mercato i soggetti dotati di adeguata 
professionalità e competenza nell'utilizzo di sistemi telematici e dei sistemi di sicurezza 
ad essi relativi, ovvero i soggetti che dispongano di dipendenti o ausiliari dotati di tale 
professionalità e competenza. 
Il GME, entro quindici giorni di calendario dalla data di ricezione della domanda che de-
ve essere presentata secondo il modello definito in allegato al TIDME, comunica al sog-
Figura 1.1 Struttura del Mercato Elettrico [1] 
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getto interessato l'ammissione ovvero il rigetto della domanda, fornendone, in tal caso, 
adeguata motivazione (art. 14). Nel caso in cui la documentazione sia irregolare o in-
completa, il GME comunica al soggetto interessato gli adempimenti necessari per la re-
golarizzazione o completare la documentazione medesima, nonché il termine entro cui 
provvedere a tali adempimenti.  
Oltre al Gestore dei Servizi Energetici S.p.A. (GSE), ai sensi dell'art. 15 del TIDME esi-
stono altri due soggetti ai quali è attribuita la qualifica di operatore, Terna S.p.A. e l'Ac-
quirente Unico
4
.  
Degli operatori ammessi al mercato viene redatto un apposito elenco dal GME e pubbli-
cato da quest'ultimo nel proprio sito Internet. 
 
 
1.3     Zone di mercato  
 
Il sistema elettrico è suddiviso in porzioni di reti di trasmissione   definite zone   per 
le quali esistono, ai fini della sicurezza del sistema elettrico, limiti fisici di transito 
dell'energia con le corrispondenti zone confinanti. Tali limiti di transito sono determina-
ti sulla base di un modello di calcolo basato sul bilancio tra la generazione elettrica ed i 
consumi. Il sistema elettrico italiano è quindi articolato in zone di mercato, aggregati di 
zone geografiche e/o virtuali, caratterizzate ciascuna da un prezzo zonale dell'energia. 
Ogni zona geografica o virtuale è, a sua volta, un insieme di punti di offerta (in immis-
sione o in prelievo), ovvero unità minime di energia elettrica rispetto alle quali devono 
essere definiti i relativi programmi, orari di immissione e di prelievo, siano essi definiti 
in esecuzione di contratti bilaterali o a seguito dell'accettazione di offerte di vendita o 
acquisto sulla Borsa Elettrica. 
Nel caso dei programmi di immissione, i punti di offerta in immissione coincidono di 
norma con le singole unità di produzione, ossia impianti destinati alla conversione di 
energia fornita da qualsiasi fonte primaria in energia elettrica. Questo dipende dal fatto 
che le unità di produzione, essendo in grado di controllare le proprie immissioni istante 
per istante, vengono dispacciate da Terna direttamente ed individualmente per garantire 
il bilanciamento del sistema, poiché le diverse unità presentano proprietà fisiche e di-
namiche differenti. I programmi di immissione devono essere definiti per singole unità, 
in modo da consentire di selezionare le unità da cui approvvigionare le risorse per i ser-
vizi di dispacciamento. 
                                                            
4 La società, costituita dal GSE ai sensi dell’art. 4 del Decreto Bersani, con il compito di stipulare e gestire 
contratti di fornitura al fine di garantire ai clienti vincolati la disponibilità della capacità produttiva di e-
nergia elettrica necessaria e la fornitura di energia elettrica in condizioni di continuità, sicurezza ed effi-
cienza del servizio, nonché di parità del trattamento, anche tariffario. 
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Nel caso dei programmi di prelievo, invece, i punti di offerta in prelievo possono corri-
spondere sia ai singoli punti di prelievo, cioè a singole unità di consumo, che ad aggre-
gati di punti di prelievo. 
Per ogni punto di offerta è individuato un “utente di dispacciamento”5 responsabile ver-
so Terna per l'esecuzione degli ordini di bilanciamento, inviabili, in tempo reale, ai pun-
ti di offerta, e dei programmi di immissione e prelievo, il cui mancato rispetto comporta 
il pagamento degli oneri di sbilanciamento, vale a dire delle penali attribuite ai punti di 
offerta. 
Ad oggi, la rete di trasmissione nazionale può essere così suddivisa: i. sei zone geogra-
fiche (Centro-Nord, Nord, Centro-Sud, Sud, Sicilia e Sardegna); ii. otto zone virtuali e-
stere (Francia, Svizzera, Austria, Slovenia, BSP, Corsica AC, Grecia); iii. diversi poli di 
produzione limitata (ovvero zone virtuali la cui produzione è soggetta a vincoli per la 
gestione in sicurezza del sistema elettrico, costituite da sole unità di produzione la cui 
capacità di interconnessione con la rete è inferiore alla potenza installata delle unità 
stesse). 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
                                                            
5 Tale utente è il produttore o un suo delegato (trader.) Nel caso di cessione dell’energia elettrica al GSE, 
quest’ultimo è l’utente del dispacciamento. 
Figura 1.2 Zone di mercato. [1] 
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1.4     Il Mercato del Giorno Prima  
 
Il MGP ospita la maggior parte delle transazioni di compravendita di energia ed è il luo-
go ove si scambiano blocchi orari di energia per il giorno successivo. 
È un mercato organizzato secondo il modello dell'asta implicita ai fini dello scambio di 
energia all'ingrosso, con definizione, non solo dei prezzi e delle quantità scambiate, ma 
anche dei programmi di immissione e prelievo per il giorno seguente. 
Nei contratti di acquisto e vendita di energia elettrica stipulati sul MGP, il GME agisce 
come controparte centrale degli operatori di mercato garantendo così il buon esito della 
transazione ed eliminando il rischio di controparte (art. 35 del TIDME). In particolare, 
dal lato dell'offerta, Terna, le imprese CIP6, i produttori nazionali ed esteri, dal lato della 
domanda, i clienti idonei (ovvero quelli ammessi al mercato libero), i clienti grossisti, i 
traders, i distributori, Terna, l'Acquirente Unico, i clienti esteri. 
La seduta del MGP si apre alle ore 8.00 del nono giorno antecedente il giorno di conse-
gna e si chiude alle ore 12.00 del giorno precedente il giorno di consegna. Gli esisti del 
MGP vengono comunicati entro le ore 12.55 del giorno precedente il giorno di consegna. 
MGP è quindi un mercato d'asta e non un mercato a contrattazione continua. 
Almeno sessanta minuti prima della chiusura della seduta del MGP, il GME pubblica al-
cune informazioni preliminari ricevute da Terna, oltre all'indicazione del prezzo con-
venzionale di riferimento per ogni ora e per ogni zona, ovvero il prezzo che il GME ap-
plica convenzionalmente alle offerte di acquisto senza indicazione di prezzo per valu-
tarne la congruità rispetto alla capienza delle garanzie finanziarie dell'operatore. Tali in-
formazioni sono finalizzate a consentire agli operatori di valutare la presentazione delle 
offerte di acquisto o vendita. 
Durante il periodo di apertura della seduta del MGP, gli operatori possono presentare of-
ferte, secondo le modalità e il contenuto minimo previsti rispettivamente agli art. 27 e 28 
del TIDME, nelle quali vengono indicati le quantità e il prezzo massimo (o minimo) al 
quale sono disposti ad acquistare (o vendere), il periodo rilevante a cui l'offerta si riferi-
sce, in coerenza con le potenzialità di immissione o prelievo del punto di offerta di rife-
rimento. Il prezzo e le quantità non devono essere negativi, le offerte di acquisto posso-
no anche non specificare alcun prezzo di acquisto, esprimendo in tal caso la disponibili-
tà dell'operatore ad acquistare energia a qualunque prezzo. 
In particolare, le offerte di vendita esprimono la disponibilità a vendere una quantità di 
energia   come eventualmente modificata per tener conto delle perdite   non superiore 
a quella indicata nell'offerta, ad un prezzo unitario non inferiore a quello indicato 
nell'offerta stessa. Qualora poi accettata, comporta l'impegno per l'operatore ad immet-
tere in rete, nel relativo periodo rilevante, i quantitativi di energia elettrica specificati 
nell'offerta, o parte di essi in caso di accettazione parziale, valorizzati a prezzi non infe-
riori ai prezzi unitari specificati per ciascun quantitativo nell'offerta stessa. 
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Le offerte di acquisto esprimono, invece, la disponibilità ad acquistare una quantità di 
energia   come eventualmente modificata per tenere conto delle perdite   non superio-
re a quella indicata nell'offerta, ad un prezzo unitario non superiore a quello indicato 
nell'offerta stessa. Qualora accettata, comporta l'impegno a prelevare dalla rete, in un 
dato periodo rilevante, i quantitativi di energia elettrica specificati nell'offerta, o parte di 
essi in caso di accettazione parziale, valorizzati a prezzi non superiori ai prezzi unitari 
specificati per ciascun quantitativo nell'offerta stessa. 
Gli operatori, con le modalità di cui all'art. 38 del TIDME, possono presentare offerte: 
i. semplici, che specificano una coppia di valori che indicano la quantità di energia 
offerta in acquisto o in vendita ed il relativo prezzo, con riferimento ad un de-
terminato punto di offerta ed un determinato periodo rilevante; 
ii. multiple, costituite da una serie di offerte semplici presentate da uno stesso ope-
ratore per lo stesso periodo rilevante e riferite ad uno stesso punto di offerta; 
iii. predefinite, ovvero offerte semplici o multiple che giornalmente vengono propo-
ste al GME.  
Sul MGP gli operatori possono riferire offerte di vendita solo a punti di offerta in im-
missione o misti ed offerte di acquisto solo ai punti di offerta in prelievo o misti. 
Le offerte, una volta superato positivamente il controllo di validità e congruità previsto 
dal TIDME, sono accettate dopo la chiusura della seduta di mercato sulla base del merito 
economico e nel rispetto dei limiti di transito tra le zone. 
Ai sensi dell'art. 39 del TIDME le offerte di vendita vengono ordinate per prezzo cre-
scente.  
Nel caso di offerte di vendita e di acquisto aventi il medesimo prezzo, si applica il se-
guente ordine di priorità: 
i. le offerte predefinite hanno priorità inferiore rispetto alle offerte presentate du-
rante la seduta di mercato; 
ii. tra le offerte presentate durante la seduta di mercato, l'ordine di priorità corri-
sponde all'ordine temporale di ricezione delle offerte; 
iii. tra le offerte predefinite, l'ordine di priorità è definito sulla base dei coefficienti 
di priorità stabiliti attraverso un meccanismo casuale ai sensi dell'art. 34 del 
TIDME. 
In particolare, le offerte di acquisto accettate e riferite ai punti di offerta in prelievo ap-
partenenti a zone geografiche diverse sono valorizzate al Prezzo Unico Nazionale 
(PUN), pari alla media dei prezzi zonali ponderata per i consumi di zona. 
Entro il termine di chiusura della seduta del MGP, il GME acquisisce dagli utenti del di-
spacciamento i valori dei margini a scendere (o a salire) ai fini del MGP relativi ad ogni 
punto di offerta in offerta (o in immissione). 
Le offerte di vendita presentate sul MGP relativamente a punti di offerta in immissione o 
misti sono considerate congrue, ai sensi dell'art. 41.2 del TIDME, se il quantitativo di e-
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nergia elettrica in esse specificato è non superiore al margine a salire ai fini del MGP per 
lo stesso punto di offerta e lo stesso periodo rilevante, ridotto della somma dei quantita-
tivi di energia elettrica specificati nelle altre offerte di acquisto riferite allo stesso punto 
di offerta per lo stesso periodo rilevante, aventi priorità maggiore e già verificate con-
grue. 
Ai sensi dell'art. 42 del TIDME il GME individua le offerte accettate e i corrispondenti 
prezzi di valorizzazione in modo tale che: 
i. il valore netto delle transazioni risultanti sia massimo6, compatibilmente con il 
rispetto dei vincoli di trasporto tra zone geografiche e/o virtuali e a condizione 
che l'ammontare di energia elettrica, oggetto delle offerte di vendita accettate, 
sia pari all'ammontare di energia elettrica oggetto delle offerte di acquisto accet-
tate; 
ii. il prezzo di valorizzazione dell'energia elettrica in ciascuna zona geografica o 
virtuale, salvo quanto previsto al successivo punto iii., sia pari al minimo costo, 
determinato sulla base delle offerte di acquisto e di vendita congrue, del prelievo 
di energia elettrica nella zona, compatibilmente con il rispetto dei vincoli di tra-
sporto tra zone geografiche e/o virtuali; 
iii. il prezzo di valorizzazione dell'energia elettrica acquistata relativamente ai prez-
zi di offerta in prelievo appartenenti alle zone geografiche sia unico e in partico-
lare sia pari alla media dei prezzi di cui al precedente punto ii., ponderati per le 
quantità di energia specificate nelle offerte di acquisto riferite ai punti di offerta 
in prelievo appartenenti alle relative zone geografiche; 
iv. siano accettate esclusivamente le offerte di vendita tali per cui il prezzo di offer-
ta sia non superiore al prezzo di cui al precedente punto ii. 
Il GME, individuate le offerte accettate ed i corrispondenti prezzi di valorizzazione, defi-
nisce: i. i programmi orari preliminari di immissione o prelievo; ii. i prezzi di valorizza-
zione dell'energia elettrica determinati senza tenere conto dei vincoli di trasporto tra zo-
ne geografiche e/o virtuali; iii. i prezzi di valorizzazione delle offerte di vendita accetta-
te in ciascuna zona di mercato e delle offerte di acquisto accettate. 
In esito al MGP, il GME comunica all'utente del dispacciamento di ciascun punto di offer-
ta e a Terna il relativo programma orario preliminare cumulato di immissione o prelievo 
dell'unità, comprensivo dei programmi dei contratti di compravendita conclusi al di fuo-
ri del sistema delle offerte con riferimento allo stesso punto di offerta. 
Nel caso di separazione del MGP in due o più zone, il GME versa a Terna, se positivi, o 
da questa riceve, se negativi, i margini netti derivanti dalla differenza tra gli importi ad-
debitati agli operatori acquirenti e gli importi accreditati agli operatori venditori. 
                                                            
6 Per valore netto delle transazioni si intende la differenza tra il valore complessivo delle offerte di acqui-
sto accettate e il valore complessivo delle offerte di vendita accettate. 
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Infine giova precisare che anche l'energia scambiata in virtù di negoziati bilaterali regi-
strati sulla cosiddetta Piattaforma dei Conti Energia a termine (PCE) partecipa al proces-
so sopra descritto, sia perché anch'essa concorre ad impegnare una quota della capacità 
di trasporto disponibile sui transiti, sia perché contribuisce nella determinazione delle 
quantità di ponderazione dei PUN. Infatti i programmi registrati sulla PCE vengono tra-
smessi al MGP nella forma di offerte e concorrono alla determinazione dei suoi esiti. 
 
 
1.5     Il Mercato Infragiornaliero  
 
Introdotto successivamente al MGP con la L. 28 gennaio 2009, n. 2, il MI è stato creato 
per consentire agli operatori di aggiornare le offerte di vendita e d'acquisto e le loro po-
sizioni commerciali con una frequenza simile a quella di una negoziazione continua
7
 col 
variare delle informazioni relative allo stato degli impianti produttivi ed alle necessità di 
consumo, apportando così modifiche ai programmi definiti nel MGP attraverso ulteriori 
offerte di acquisto o vendita. 
Anche nei contratti di acquisto e vendita di energia elettrica stipulati sul MI, il GME è 
controparte degli operatori (art. 45 del TIDME).  
Sul MI, articolato in più sessioni, vengono selezionate offerte di acquisto e vendita di 
energia elettrica relative ai periodi rilevanti del giorno di calendario oggetto di negozia-
zione. In particolare, le sessioni, compatibilmente con la durata del predetto periodo, 
sono quattro e sono organizzate nella forma di aste implicite di energia con orari di 
chiusura diversi e in successione, attraverso le quali gli operatori possono sia effettuare 
un miglior controllo dello stato degli impianti di produzione, che aggiornare i program-
mi di prelievo delle unità di consumo, tenendo conto di informazioni più aggiornate.  
Le offerte di acquisto e vendita vengono selezionate sulla base dello stesso criterio de-
scritto per il MGP.  
A differenza di quanto accade per il MGP, nel MI non viene calcolato il PUN e tutti gli 
acquisti e le vendite sono valorizzate al prezzo zonale. 
I programmi orari preliminari di immissione o prelievo, come modificati dalle offerte 
accettate in esito al MI, costituiscono i programmi orari aggiornati di immissione o pre-
lievo per ciascun punto di offerta e per ciascun operatore. 
Così, per ciascuna sessione del MI, in esito alla determinazione dei programmi orari ag-
giornati di immissione o prelievo, il GME pubblica i seguenti dati ed informazioni: 
i. i prezzi di valorizzazione dell'energia elettrica determinati senza tener conto dei 
vincoli di trasporto tra zone geografiche e/o virtuali; 
                                                            
7 La negoziazione continua è una modalità di contrattazione basata sull’abbinamento automatico delle 
proposte di acquisto e di vendita, con la possibilità di inserimento di nuove proposte in modo continuo 
durante le sessioni di contrattazione. 
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ii. i prezzi di valorizzazione delle offerte accettate in ciascuna zona di mercato; 
iii. per ciascuna zona geografica, le quantità complessive di energia elettrica oggetto 
di offerte di acquisto e di vendita accettate; 
iv. la curva di domanda e la curva di offerta relative a ciascuna zona di mercato. 
Ai sensi dell'art. 52 del TIDME, al fine di replicare sul MI l'effetto dell'applicazione del 
PUN ai punti di offerta in prelievo appartenenti alle zone geografiche, il GME applica il 
cosiddetto “corrispettivo di non arbitraggio” a tutte le offerte accettate e riferite a detti 
punti. 
In particolare, per ogni transazione di acquisto conclusa sul MI con riferimento ad un 
punto di offerta in prelievo appartenente ad una zona geografica, qualora sul precedente 
MGP il PUN sia stato maggiore (o minore) del relativo prezzo zonale, l'operatore deve 
pagare (o ricevere) un corrispettivo di non arbitraggio, pari alla differenza tra il PUN e il 
prezzo zonale applicato ad ogni MWh oggetto della transazione di acquisto. 
Al contrario, per ogni transazione di vendita conclusa sul MI con riferimento ad un pun-
to di offerta in prelievo appartenente ad una zona geografica, qualora sul precedente 
MGP il PUN sia stato maggiore (o minore) del relativo prezzo zonale, l'operatore deve 
pagare (o ricevere) un corrispettivo di non arbitraggio, pari alla differenza tra il prezzo 
zonale e il PUN, applicato ad ogni MWh oggetto della transazione di vendita. 
 
 
1.6     Il Mercato del Servizio di Dispacciamento  
 
Ai sensi dell'art. 56 del TIDME il MSD è lo strumento tramite il quale Terna S.p.A. 
provvede all'approvvigionamento delle risorse necessarie alla gestione e al controllo del 
sistema elettrico (risoluzione delle congestioni intrazonali, creazione delle riserve di e-
nergia, bilanciamento in tempo reale). 
Il mercato in esame si articola in una fase di programmazione (MSD ex-ante) e in un 
Mercato di Bilanciamento (MB), secondo quanto previsto nella disciplina del dispac-
ciamento. Ai sensi dell'art. 57 del TIDME gli orari delle attività relative alle sessioni del 
MSD ex-ante e del MB sono definiti nelle DTF in conformità a quanto previsto nella di-
sciplina del dispacciamento. 
Il MSD ex-ante si articola in sei sottofasi di programmazione: MSD1, MSD2, MSD3, 
MSD4, MSD5 e MSD6. La seduta per la presentazione delle offerte sul MSD ex-ante è 
unica e si apre alle ore 12.55 del giorno precedente il giorno di consegna e si chiude alle 
ore 17.30 dello stesso giorno. Gli esiti del MSD1 vengono resi noti entro le ore 21.45 del 
giorno precedente il giorno di consegna. Il GME comunica agli operatori gli esiti indivi-
duali della sessione del MSD2, secondo quanto previsto dalla disciplina del dispaccia-
mento, relativi alle offerte accettate da Terna entro le ore 2.15 del giorno di consegna; 
gli esiti individuali della sessione del MSD3, entro le ore 6.15 del giorno di consegna; gli 
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esiti individuali della sessione del MSD4, entro le ore 10.15 del giorno di consegna; gli 
esiti individuali della sessione del MSD5, entro le ore 14.15 del giorno di consegna; gli 
esiti individuali della sessione del MSD6, secondo quanto previsto dalla disciplina del 
dispacciamento, relativi alle offerte accettate da Terna entro le ore 18.15 del giorno di 
consegna. 
 Sul MB Terna accetta offerte di acquisto e vendita di energia al fine di svolgere il servi-
zio di regolazione secondaria e mantenere il bilanciamento, nel tempo reale, tra immis-
sione e prelievi di energia sulla rete. 
Il MB è articolato in diverse sessioni nelle quali Terna seleziona offerte riferite a gruppi 
di ore dello medesimo giorno in cui si svolge la relativa sessione del MB. Attualmente il 
MB è articolato in 6 sessioni. Per la prima sessione del MB vengono considerate le offer-
te valide presentate dagli operatori nella precedente sessione del MSD ex-ante. Per le al-
tre sessioni del MB, le relative sedute per la presentazione delle offerte si aprono tutte 
alle ore 22.30 del giorno precedente il giorno di consegna (e comunque non prima che 
siano stati resi noti gli esiti della precedente sessione del MSD ex-ante) e si chiudono 
un’ora e mezza prima della prima ora che può essere negoziata in ciascuna sessione. Sul 
MB Terna accetta offerte di acquisto e vendita di energia al fine di svolgere il servizio di 
regolazione secondaria e mantenere il bilanciamento, nel tempo reale, tra immissione e 
prelievi di energia sulla rete.  
Ai sensi dell'art. 58 del TIDME, sul MSD in generale, le offerte possono essere riferite 
solo a punti di offerta abilitati e possono essere presentate solo dai rispettivi utenti del 
dispacciamento; in particolare, sul MSD ex-ante devono essere presentare offerte prede-
finite, secondo le modalità stabilite nella disciplina del dispacciamento. 
Il GME comunica a Terna le offerte ricevute sul MSD per ciascun punto di offerta e per 
ciascun periodo rilevante e, in seguito, Terna comunica al GME le offerte accettate. 
Il GME, ai sensi dell'art. 59 del TIDME, determina i. per ogni offerta di acquisto accetta-
ta sul MSD, il corrispettivo di non arbitraggio che l'operatore ha presentato tale offerta è 
tenuto a pagare, se negativo, o a ricevere se positivo, mentre ii. per ogni offerta di ven-
dita accettata sul MSD, il corrispettivo di non arbitraggio che l'operatore ha presentato 
tale offerta è tenuto a pagare, se positivo, o a ricevere se negativo. 
In esito al MSD, per ciascuna zona geografica e per ciascuna ora, il GME pubblica, al-
meno, i seguenti dati ed informazioni: 
i. le quantità complessive oggetto di offerte di acquisto e di vendita accettate; 
ii. il valore medio orario dei prezzi delle offerte di acquisto e di vendita accettate, 
nonché il prezzo dell'offerta di acquisto a prezzo più basso e il prezzo dell'offer-
ta di vendita a prezzo più alto accettate. 
In esito al MSD, il GME quindi comunica: 
i. a ciascun operatore che ha presentato offerte, limitatamente a tali offerte, quelle 
che sono state accettate, specificando l'ammontare della quantità, i programmi 
STRUTTURA DEL MERCATO ELETTRICO CAPITOLO 1 
16 
 
orari finali di immissione o prelievo, oltre ad ogni altra informazione prevista 
nella disciplina del dispacciamento; 
ii. all'utente del dispacciamento di ciascun punto di offerta abilitato il programma 
orario finale cumulato di immissione o prelievo dell'unità. 
 
 
 
 
 
Figura 1.3 Fase di programmazione MSD ex-ante. [1] 
Figura 1.4 Fase di programmazione MB. [1] 
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1.7     Risorse per il dispacciamento   
 
Il servizio di fornitura dell’energia elettrica deve svolgersi in ossequio ad adeguati stan-
dard di sicurezza, affidabilità, qualità, continuità ed efficienza, attraverso l’azione della 
figura preposta alla gestione e al controllo del sistema di trasmissione, che deve assicu-
rare l’equilibrio istantaneo fra domanda e generazione, rispettando i limiti operativi del-
le principali grandezze elettriche che descrivono il funzionamento dell’intero sistema 
(tensione, corrente, frequenza, ecc.), anche in condizioni di grandi perturbazioni (inci-
denti rilevanti). In particolare, il servizio di trasporto deve poter avvenire rispettando un 
opportuno profilo del livello di tensione in tutti i nodi elettrici, mantenendo la frequenza 
di rete al valore di riferimento (50 Hz in Europa) senza violare i limiti di trasporto della 
rete. Pertanto il gestore di rete dispone per il sistema un controllo sia della tensione che 
della frequenza e le opportune risorse da impiegare, anche in situazioni gravi (i.e. 
blackout), con modalità e caratteristiche tecniche specificate nelle regole di dispaccia-
mento. L’approvvigionamento di tali risorse può avvenire tramite un apposito mercato 
di scambio dei servizi ausiliari, come il MSD in Italia, oppure senza contrattazione di 
sorta (in questo caso il servizio ausiliario è reso disponibile all’atto della connessione in 
rete e quindi attivabile durante le ore di funzionamento). Inoltre, la risorsa può essere 
remunerata sulla base di un’offerta prezzo/quantità sul mercato dei servizi oppure me-
diante un meccanismo di remunerazione in forma amministrata, salvo i casi in cui il 
servizio vada obbligatoriamente fornito.  
Di seguito si riporta una sintesi delle risorse ausiliarie attualmente richieste dal gestore 
di rete nazionale Terna per garantire il bilanciamento in sicurezza del sistema, anche in 
occasioni di eventi rilevanti, sulla base della suddivisione risorse scambiabili sul MSD e 
risorse non di mercato.  
 
 
Servizi a mercato (MSD) 
Riserva Secondaria 
Riserva Terziaria 
Risoluzione di Congestioni 
Bilanciamento 
 
Servizi non a mercato 
Riserva Primaria 
Regolazione Primaria di Tensione 
Regolazione Secondaria di Tensione 
Telescatto 
Rialimentazione Sistema 
Rifiuto del Carico 
Interrompibilità del Carico 
   Tabella 1.1 Mappa delle risorse per il servizio di dispacciamento. 
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Ai soli fini della definizione del fabbisogno di ciascuna tipologia di riserva, si defini-
scono tre aggregati di zone geografiche: “Sicilia” e “Sardegna”, che individuano rispet-
tivamente le zone delle due isole, e il “Continente”, costituito dalle zone dell’Italia pe-
ninsulare, nonché della Sardegna e/o della Sicilia, limitatamente ai periodi orari in cui 
ciascuna isola non sia considerata separatamente, come precedentemente indicato.  
Si osserva che, ai fini della partecipazione al servizio ausiliario richiesto in accordo con 
le regole di dispacciamento in vigore, si fa riferimento quasi esclusivamente all’unità di 
produzione (UP), costituita da una o più sezioni comprendenti uno o più gruppi di gene-
razione
8
. In linea del tutto generale, sono abilitate alla fornitura di risorse per i servizi di 
dispacciamento le UP rilevanti non escluse dalla fornitura e che non sono alimentate da 
fonti rinnovabili non programmabili, in quanto in generale non in grado di modulare ef-
ficacemente e prevedibilmente la propria produzione. 
 
 
1.7.1     Risorse per la risoluzione delle congestioni 
 
Le risorse per la risoluzione delle congestioni in fase di programmazione sono usate dal 
Gestore della rete allo scopo di eliminare le congestioni sulla rete rilevante generate dai 
programmi aggiornati cumulati di immissione e di prelievo. L’UP abilitata al servizio 
fornisce la disponibilità ad accettare modifiche ai propri programmi aggiornati cumulati 
nella modalità “a salire” e “a scendere”: qualora un’unità risulti abilitata solamente in 
una delle due modalità, può, rispettivamente, incrementare l’immissione o ridurre il pre-
lievo e ridurre l’immissione o incrementare il prelievo. 
Le risorse per la risoluzione delle congestioni devono poter essere in grado di variare, in 
aumento o decremento, la propria immissione di almeno 10 MW entro 15 minuti 
dall’inizio della variazione, affinché il contributo dell’UP alla rimozione della conge-
stione sia significativo e compatibile con i tempi stabiliti per la rimozione delle conge-
stioni; limitatamente alle UP idroelettriche, il rapporto tra l’energia che può essere ero-
gata in una giornata e la potenza massima dell’unità è almeno pari a 4 ore. 
A meno che queste non presentino richiesta di esenzione dall’abilitazione alla fornitura 
delle risorse per la risoluzione delle congestioni, sulla base di convenzioni in essere, so-
no soggette all’obbligo di: rendere completamente disponibile al Gestore della rete 
l’utilizzo dei margini residui rispetto alla potenza massima e all’azzeramento 
dell’immissione o rispetto alla potenza minima nel caso di unità esentate dalla presenta-
zione di offerta di spegnimento; comunicare tempestivamente al Gestore della rete tem-
poranee variazioni dei propri dati tecnici e di impossibilità al servizio di dispacciamen-
to; infine, presentare offerta sul MSD.  
 
                                                            
8 Cfr. Terna, Codice di Rete (2017), Capitolo 4.4 [3] 
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1.7.2     Risorse per la riserva secondaria 
 
Il Gestore della rete utilizza le risorse per la riserva secondaria di potenza per compen-
sare gli scarti tra fabbisogno e produzione del SEN, riportando quindi gli scambi di po-
tenza alla frontiera ai valori di programma, contribuendo, di conseguenza, al ristabili-
mento della frequenza europea. Gli UdD rendono autonomamente disponibile la semibanda 
di riserva secondaria nei programmi aggiornati cumulati dell’UP abilitata o nella disponibilità 
ad accettare modifiche ai propri programmi nella fase di programmazione o nella fase di gestio-
ne in tempo reale nella quale inoltre la banda di riserva secondaria è asservita ad un dispositivo 
automatico di regolazione in grado di modulare l’immissione di energia elettrica sulla base del 
segnale di livello elaborato ed inviato dal Gestore della rete. Il fabbisogno di riserva seconda-
ria di potenza attiva è determinato sulla base della normativa ENTSO-E, tenuto conto 
anche della gestione in sicurezza della interconnessione tra Continente e Sicilia, Sarde-
gna e, per quanto riguarda le isole, del contributo alla funzione di regolazione fornito 
dalle stesse interconnessioni. Tale fabbisogno è definito, per periodo orario, per gli ag-
gregati di zone, ed è funzione della previsione di domanda di energia elettrica relativa al 
medesimo aggregato e periodo orario. 
 
 
1.7.3     Risorse per la riserva terziaria 
 
Il Gestore della rete utilizza le risorse per la riserva terziaria di potenza allo scopo di co-
stituire opportuni margini rispetto alla potenza minima o massima nei programmi in esi-
to a MSD delle UP abilitate. Tali margini, predisposti durante la fase di programmazione 
o nella fase di gestione in tempo reale, sono eventualmente attivati in tempo reale con 
l’invio di ordini di dispacciamento, nel contesto del servizio di bilanciamento, e non per 
mezzo di meccanismi di regolazione automatica, come nel caso della riserva primaria di 
potenza e della riserva secondaria di potenza. La riserva terziaria di potenza si articola 
nella modalità “a salire” e “a scendere”. I margini di riserva costituiti su una unità do-
vranno avere verso congruente a quello della modalità cui l’unità stessa è abilitata. Al 
fine di costituire detti margini di riserva, qualora una unità risulti abilitata alla fornitura 
di risorse per la risoluzione delle congestioni in fase di programmazione solamente nella 
modalità “a salire” (“a scendere”), l’unità potrà esclusivamente incrementare 
l’immissione o ridurre il prelievo (ridurre l’immissione o incrementare il prelievo) ri-
spetto al proprio programma aggiornato cumulato.  
L’erogazione del servizio di riserva terziaria di potenza a salire (a scendere) consiste 
nella presenza di margini nei programmi in esito a MSD che consentano, nel contesto 
del servizio di bilanciamento in tempo reale, l’aumento dell’immissione o la riduzione 
del prelievo (la riduzione dell’immissione o l’aumento del prelievo) di energia elettrica 
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da parte di una UP, in quantità corrispondente al margine, entro il tempo di attivazione e 
per la durata definiti dal Gestore della rete per ciascuna delle seguenti tipologie di riser-
va: 
 Riserva Pronta a salire, pari all’incremento di immissione o al decremento di 
prelievo che può essere effettuato entro 15 minuti dalla richiesta del Gestore del-
la rete. Questa riserva ha lo scopo di ricostituire la banda di riserva secondaria di 
potenza entro i tempi previsti dalla normativa ENTSO-E e di mantenere il bilan-
cio di sistema in caso di variazioni rapide di fabbisogno (a titolo esemplificativo, 
rampa di presa di carico) con requisiti di velocità e continuità.  
 Riserva Rotante a salire (a scendere), pari all’incremento di immissione o al de-
cremento di prelievo (all’incremento di prelievo o al decremento di immissione) 
che può essere effettuato entro 15 minuti dalla richiesta del Gestore della rete e 
che può essere sostenuto per almeno 120 minuti. Questa riserva ha lo scopo di 
ricostituire la banda di riserva secondaria di potenza e la riserva terziaria pronta.  
 Riserva di Sostituzione a salire (a scendere), pari all’incremento di immissione o 
al decremento di prelievo (all’incremento di prelievo o al decremento di immis-
sione) che può essere effettuato entro 120 minuti dalla richiesta del Gestore della 
rete e che può essere sostenuto senza limitazioni di durata. Questa riserva ha lo 
scopo di ricostituire la riserva terziaria rotante a fronte di scostamenti del fabbi-
sogno, dell’immissione di fonti rinnovabili non programmabili, di avarie dei 
gruppi di generazione la cui durata sia di qualche ora.  
L’abilitazione all’erogazione di riserva terziaria passa attraverso il soddisfacimento ca-
pacità di variazione, in incremento o decremento, della propria immissione di almeno 10 
MW, dall’arrivo del segnale del Gestore di rete, entro un tempo congruente con la tipo-
logia della riserva considerata e per un periodo di funzionamento prolungato; inoltre li-
mitatamente alla riserva pronta, sono in grado di variare in incremento (decremento) la 
propria immissione con un gradiente almeno pari a 50 MW/min e sono caratterizzate da 
tempi di cambio assetto in aumento (decremento) inferiori ad un’ora. 
 
 
1.7.4     Risorse per il servizio di bilanciamento 
 
Al fine di garantire il mantenimento dell’equilibrio tra prelievi ed immissione di energia 
elettrica, la risoluzione delle congestioni e la correzione dei margini di riserva seconda-
ria di potenza il Gestore di rete si avvale del servizio di bilanciamento approvvigionan-
dosi delle risorse per la riserva terziaria ed accettando le offerte presentate in tempo rea-
le sul MSD. 
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Le UP sono abilitate alla fornitura di risorse per il bilanciamento devono poter essere in 
grado di: 
 iniziare a variare, in aumento o in decremento, la propria immissione entro 5 mi-
nuti dall’inizio della variazione richiesta tramite un ordine di dispacciamento, 
qualora già sincronizzate con la rete;  
 variare, in aumento o decremento, la propria immissione di almeno 3 MW entro 
15 minuti dall’arrivo di un ordine di dispacciamento;  
Limitatamente alle UP idroelettriche, il rapporto tra l’energia che può essere erogata in 
una giornata e la potenza massima dell’unità è almeno pari a 4 ore. Il punto di controllo 
fisico dell’UP è presidiato ed in grado di eseguire ordini di dispacciamento 24 ore su 24 e 
7 giorni su 7.  
 
 
1.7.5     Risorse per la riserva primaria 
 
Le risorse non scambiabili su MSD sono quelle che, per ragioni di sicurezza per l’intero 
sistema, l’impianto è tenuto a rendere disponibili all’atto della connessione alla rete e 
quindi utilizzabili durante le ore di funzionamento. 
Il Gestore della rete utilizza le risorse per la riserva primaria di potenza allo scopo di 
correggere automaticamente gli squilibri istantanei tra produzione e fabbisogno totali 
dell’intero sistema elettrico europeo interconnesso, mediante l’intervento dei regolatori 
di velocità delle turbine dei generatori asserviti, in risposta alla variazione di frequenza.  
Non ne consente tuttavia l’annullamento degli scarti. La riserva primaria di potenza de-
ve essere continuamente disponibile e deve essere distribuita all’interno del SEN il più 
uniformemente possibile, in modo che la sua azione sia indipendente dall’origine dello 
squilibrio e della distribuzione delle produzioni e dei carichi. La fornitura per le risorse 
per la riserva primaria di potenza consiste nel rendere disponibile al Gestore una banda 
di capacità di produzione in energia elettrica asservita ad un dispositivo automatico di 
regolazione in grado di modulare la potenza erogata dal medesimo gruppo di generazio-
ne, sia in incremento che in decremento, in risposta ad una variazione di frequenza. 
Gli UdD di tutte le UP idonee hanno l’obbligo di fornire risorse per la riserva primaria 
di potenza rendendo disponibile, con riferimento alla potenza efficiente di ciascun 
gruppo di generazione idoneo, una banda di regolazione non inferiore al ±10% nella zo-
na Sardegna e nelle zone appartenenti alla regione Sicilia nei periodi orari in cui è pre-
vista l’apertura dell’interconnessione con il Continente e al ±1,5% nelle altre zone. 
Per le UP di tipo termoelettrico tradizionale o ripotenziato costituite da più gruppi di ge-
nerazione, la minima riserva primaria obbligatoria deve essere calcolata con riferimento 
alla potenza efficiente dell’assetto dellUP; è possibile ridistribuire la banda di regolazio-
ne tra i gruppo di generazione costituenti l’UP, fermo restando il totale complessivamen-
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te calcolato per l’assetto. Per i moduli a ciclo combinato, se la turbina a vapore non par-
tecipa alla regolazione primaria, la minima riserva primaria obbligatoria deve essere e-
laborata dalla sola sezione turbogas e calcolata con riferimento alla potenza efficiente 
dell’assetto dell’ UP; nel caso di moduli a ciclo combinato costituiti da due turbogas as-
sociati ad un’unica turbina a vapore, è possibile scegliere, in caso di funzionamento con 
entrambi i turbogas, di fornire la riserva primaria complessiva solo con un gruppo tur-
bogas, oppure ripartire la riserva totale tra le due macchine. Per le UP idroelettriche la 
prestazione in regolazione primaria deve essere rapportata alla potenza risultante dal 
numero dei generatori in servizio, se l’UP è costituita da più generatori. 
 
 
1.7.6     Risorse per il servizio di interrompibilità 
 
Il Gestore della rete ricorre all’utilizzo del servizio di interrompibilità del carico nel ca-
so in cui le risorse approvvigionate sul MSD siano insufficienti al mantenimento della 
sicurezza di funzionamento del SEN. La fornitura di risorse per il servizio di interrom-
pibilità del carico consiste nella disponibilità da parte di clienti finali ad interrompere il 
carico. Questi devono:  
 garantire un distacco di utenza i. in tempo reale, caratterizzato da un tempo di at-
tuazione inferiore a 200 ms, sulla base di un telesegnale inviato dal Gestore della 
rete; ii. in tempo differito in emergenza, caratterizzato da un tempo di attuazione 
inferiore a 5 s, sulla base di un telesegnale inviato dal Gestore della rete  
 essere dotati dei dispositivi riportati negli Allegati di cui all’Appendice A del 
Codice di Rete:  
 essere clienti finali, affinché l’assunzione di responsabilità derivante dal distacco 
del carico sia diretta tra il Gestore della rete e ogni singola controparte;  
 certificare che tale distacco non comporti, in nessun caso, rischio alle maestran-
ze, all’ambiente e agli impianti produttivi;  
 certificare di disporre di una potenza distaccabile installata secondo le prescri-
zioni tecniche definite dal Gestore della rete;  
 ottemperare alle ulteriori disposizioni e prescrizioni stabilite dal MSE o 
dall’Autorità per la regolazione del servizio di interrompibilità;  
 impegnarsi ad adeguare l’apparato di teleoperazione alle esigenze previste nel 
Piano di Difesa (PdD) del SEN, che il Gestore della rete aggiorna con cadenza 
semestrale.  
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1.7.7     Risorse per la regolazione primaria di tensione 
 
La fornitura di risorse per la regolazione primaria di tensione si articola in:  
 Riserva reattiva per la regolazione primaria di tensione di gruppo;  
 Riserva reattiva per la regolazione primaria di tensione di centrale.  
La fornitura di risorse per il servizio di riserva reattiva per la regolazione primaria di 
tensione di gruppo consiste nell’asservire la produzione di potenza reattiva di un gruppo 
di generazione ad un dispositivo automatico di regolazione in grado di modulare la po-
tenza reattiva erogata dal gruppo di generazione sulla base dello scostamento della ten-
sione ai morsetti del medesimo gruppo di generazione rispetto ad un valore di riferimen-
to.  
La fornitura di risorse per il servizio di riserva reattiva per la regolazione primaria di 
tensione di centrale consiste nell’asservire la produzione di potenza reattiva dei gruppi 
di generazione appartenenti ad una centrale ad un dispositivo automatico di regolazione 
in grado, agendo sul valore di riferimento di tensione, di modulare la potenza reattiva 
erogata da ciascuno di tali gruppi di generazione sulla base dello scostamento della ten-
sione sulle sbarre AT della centrale di produzione. 
 
 
1.7.8     Risorse per la regolazione secondaria di tensione 
 
La fornitura di risorse per il servizio di riserva reattiva per la regolazione secondaria di 
tensione consiste nell’asservire la produzione di potenza reattiva dei gruppi di genera-
zione appartenenti ad una centrale ad un dispositivo automatico di regolazione centra-
lizzato in grado di modulare la potenza reattiva erogata da ciascuno di tali gruppi di ge-
nerazione sulla base dello scostamento della tensione su alcuni nodi predefiniti dal Ge-
store della rete (nodi pilota). Gli UdD titolari delle UP idonee hanno l’obbligo di rendere 
disponibile la massima potenza reattiva (in erogazione o in assorbimento) compatibile 
con le caratteristiche tecniche di ciascun gruppo di generazione. 
 
 
1.7.9     Risorse per il rifiuto del carico 
 
Il servizio di rifiuto del carico per un gruppo di generazione consiste nel rimanere in 
condizioni di funzionamento stabili a fronte della disconnessione del gruppo di genera-
zione dalla rete, alimentando i propri servizi ausiliari. 
Gli UdD, limitatamente alle UP termoelettriche nella propria titolarità comprendenti 
gruppi di generazione di potenza maggiore di 100 MW, hanno l’obbligo di essere dispo-
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nibili a fornire il servizio con impianti predisposti e personale adeguatamente addestra-
to. 
 
 
1.7.10     Risorse per la partecipazione alla rialimentazione 
 
La partecipazione alla rialimentazione del SEN consiste nella disponibilità di un gruppo 
di generazione a partecipare all’attuazione del Piano di riaccensione (PdR), coordinato 
dal Gestore della rete, 
Ai fini dell’idoneità alla rialimentazione del SEN, almeno uno tra i gruppi di generazio-
ne associati alla UP deve essere in grado di garantire uno dei comportamenti di seguito 
riportati: 
 effettuare un avviamento autonomo in assenza di alimentazione esterna garan-
tendo la regolazione della tensione e della frequenza;  
 eseguire correttamente il rifiuto di carico e rimanere in funzionamento stabile 
senza essere connesso alla rete alimentando esclusivamente i propri servizi ausi-
liari.  
 
 
1.7.11     Risorse per il telescatto 
 
La disponibilità al telescatto consiste nell’asservire una UP ad un dispositivo in grado di 
disconnettere automaticamente la medesima unità al verificarsi di eventi predefiniti, ov-
vero su ordine e secondo le modalità indicate dal Gestore della rete. Al fine di fornire il 
servizio di disponibilità al telescatto le UP devono essere abilitate al servizio di bilan-
ciamento. 
 
 
1.8     Formazione delle offerte 
 
Come precedentemente illustrato, Terna agisce come controparte centrale delle negozia-
zioni che si instaurano sul MSD, stipulando i contratti di acquisto e vendita ai fini 
dell’approvvigionamento delle risorse per il servizio di dispacciamento. Le offerte pos-
sono essere riferite solo alle unità abilitate e devono essere presentate solo dai rispettivi 
e diretti Utenti del Dispacciamento (UdD); se accettate sono remunerate al prezzo di 
presentazione (metodologia pay-as-bid, probabilmente destinata a cambiare in futuro, in 
accordo con il target model europeo). 
Il mancato rispetto degli impegni fisici costituisce uno sbilanciamento (in ciascun peri-
odo rilevante, lo sbilanciamento effettivo relativo a ciascun punto di dispacciamento è 
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pari al saldo fisico del relativo Conto di Sbilanciamento Effettivo) che viene bilanciato 
mediante il ricorso ad azioni di modifica in tempo reale dei livelli di immissioni e di 
prelievo delle unità che hanno offerto la propria disponibilità nel mercato per il servizio 
di dispacciamento. 
Il MSD è pertanto un mercato in cui la rilevanza geografica dell’unità e la criticità da ri-
solvere determinano l’accettazione o meno di una offerta, anche al di fuori dal merito 
economico. 
Per rendere più semplice la gestione del MSD, nella fase di programmazione (MSD ex-
ante) e nella fase di gestione in tempo reale (MB), gli Utenti del Dispacciamento (UdD), 
per ora limitatamente alle unità di produzione, presentano offerte non per ciascuno dei 
servizi, ma solo per alcune macro categorie; le quantità così approvvigionate sono poi 
utilizzate dal Gestore di Rete al fine di risolvere le diverse criticità che si manifestano 
nel sistema. Le offerte che gli UdD possono presentare per fornire servizi di dispaccia-
mento sono: offerte in vendita (o a salire) o in acquisto (o a scendere) separate per la Ri-
serva Secondaria e per Altri Servizi. Le quantità e i prezzi offerti in acquisto e in vendi-
ta sul MSD sono da intendersi non negativi, ad eccezione del prezzo di spegnimento che 
può assumere valore con segno negativo non inferiore ad un floor fissato dall’Autorità 
(oggi posto pari a zero).  
Per ciascuna UP e per ciascun periodo orario del giorno di riferimento, le offerte presen-
tate per la fase di programmazione sul MSD ex-ante (su MB) devono essere costituite 
da:  
 qualora l’UP sia abilitata alla fornitura di risorse per riserva secondaria, un prez-
zo (in €/MWh) per l’offerta in vendita per riserva secondaria, relativa ad incre-
menti di immissione per l’eventuale utilizzo della riserva secondaria;  
 qualora l’UP sia abilitata alla fornitura di risorse per riserva secondaria, un prez-
zo (in €/MWh) per l’offerta in acquisto per Riserva secondaria, relativa a decre-
menti di immissione per l’eventuale utilizzo della riserva secondaria;  
 almeno una e fino a tre (quattro in MB) coppie di quantità (in MWh) e prezzi (in 
€/MWh) per le offerte in vendita per Altri Servizi (AS), relative ad incremen-
ti/decrementi di immissione dal maggior valore tra il Programma Aggiornato 
Cumulato (PMI) e la potenza minima sino alla potenza massima (rappresentano i 
vari gradini GR);  
Le unità termoelettriche possono formulare anche offerte di Accensione e Cambio di 
Assetto, oltre ad offerte di Minimo e Spegnimento (dette AS). Mentre le seconde (Mi-
nimo e Spegnimento) sono remunerate sulla base della quantità di energia accettata, le 
prime (Accensione e Cambio di Assetto) sono remunerate a gettone.  
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Le offerte accettate sono valorizzate al prezzo di offerta:  
 le offerte orarie accettate in vendita (acquisto) per Altri servizi sono remunerate 
al prezzo in vendita (in acquisto) per Altri servizi, valido ai fini della fase di 
programmazione;  
 le offerte orarie accettate di Spegnimento e di Minimo sono rispettivamente re-
munerate al prezzo di Spegnimento e di Minimo, valido ai fini della fase di pro-
grammazione.  
Le offerte riservate (o preliminarmente riservate) non sono remunerate in fase di pro-
grammazione, ma solo in tempo reale qualora accettate in ragione della necessità di uti-
lizzare la medesima riserva. Per le offerte riservate esiste il vincolo di offerta migliora-
tiva quando ripresentata in fasi successive. L’offerta di Accensione e l’offerta di Cam-
bio assetto sono valorizzate in esito al Mercato di Bilanciamento. Anche la Riserva Se-
condaria, riservata nella fase di programmazione ai fini del soddisfacimento del fabbi-
sogno di riserva secondaria, è valorizzata, qualora accettata, in esito al MB. Per quanto 
riguarda la fase di bilanciamento, le quantità valide sono calcolate, sulla base sia delle 
quantità offerte, sia dei dati tecnici, facendo riferimento al primo minuto del periodo ri-
levante in esame. 
Poiché la Riserva secondaria è essenziale per la sicurezza del sistema, per costituire i 
margini necessari a salire e a scendere, il Gestore può disporre in MSD ex-ante o in MB 
l’incremento (decremento) della produzione, anche mediante l’ingresso (l’uscita) o la 
permanenza in servizio per il giorno di riferimento di UP abilitate alla riserva secondaria 
escluse dal mercato dell’energia o che sul mercato dell’energia hanno registrato un esito 
che non rende possibile l’approvvigionamento della banda di secondaria. 
Nel prossimo futuro, il mercato elettrico europeo (o, per meglio dire, i mercati elettrici 
europei) dovrà incontrare le nuove istanze politiche che fanno capo agli obiettivi 
dell’Unione di decarbonizzazione del parco di generazione entro il 2050 mediante il 
rimpiazzo della capacità attuale da parte di unità meno carbon-intensive e maggiormen-
te “flessibili”. Tale processo passa ovviamente attraverso una revisione dello schema 
regolatorio dei mercati elettrici   e del gas .  
 
 
1.9     Analisi del Mercato Elettrico 
 
Nel periodo 2010-2014 la potenza massima abilitata a MSD è diminuita da 75,75 GW a 
70,06 GW; in particolare la componente termoelettrica si è ridotta a 56,5 GW circa (circa 
l’80% del totale) a causa delle dismissioni di vari impianti9. La capacità idroelettrica è 
rimasta sostanzialmente immutata e pari a circa 13 GW. Il concomitante sviluppo della 
                                                            
9 Più nello specifico la capacità termoelettrica è così suddivisa: 35,2 GW da cicli combinati, 1,14 GW da 
turbogas a ciclo aperto, 5 GW da ciclo ripotenziato e 13,71 GW da ciclo tradizionale a vapore. 
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generazione da fonte rinnovabile non programmabile spiega l’aumento del fabbisogno 
di riserva a salire e a scendere nel suddetto periodo illustrato in figura. 
La figura sottostante mette meglio in evidenza la crescita parallela di capacità installata 
di fonti rinnovabili non programmabili (linea verde) e i volumi complessivamente mo-
vimentati su MSD ex-ante e MB, che sono passati da 25,8 TWh nel 2011 a 31,9 TWh nel 
2016.  
Una visione più dettagliata del trend che negli ultimi due anni ha interessato il MSD è 
fornita dai Rapporti mensili di Terna S.p.A., da cui sono stati tratti i seguenti grafici. 
 
Figura 1.5 Andamento del fabbisogno di riserva terziaria e secondaria, a salire e a 
scendere, nel periodo 2010-14. [4] 
Figura 1.6 Volumi scambiati in MSD e capacità FRNP installata. [Fonte: CESI.] 
Figura 1.7 Prezzi e volumi MSD ex-ante. [Fonte: Terna.] 
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Benché resti un mercato marginale rispetto al MGP in termini di volumi di energia mo-
vimentati, il MSD conferma un trend di crescita che sposta sempre più verso il real time 
le contrattazioni di energia elettrica. 
Figura 1.8 Prezzi e volumi MSD ex-ante. [Fonte: Terna.] 
Figura 1.10 Prezzi e volumi MB. [Fonte: Terna.] 
    Figura 1.9 Prezzi e volumi MB. [Fonte: Terna.] 
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Capitolo 2 
 
Integrazione  
delle fonti di energia rinnovabile 
 
 
 
2.1     Introduzione 
 
A partire dal 2001, anno in cui è stata approvata la Direttiva 2001/77/CE, l’Italia si è im-
pegnata ad accogliere una prima strategia europea mirante alla promozione della diffu-
sione delle fonti energetiche rinnovabili. Dopo una fase iniziale in cui il sistema incen-
tivante si è mostrato inadeguato, non solo a raggiungere gli obiettivi prefissati, ma an-
che a seguire l’espansione della domanda di energia elettrica, si è entrati in un nuovo 
regime con l’emanazione del Pacchetto Clima-Energia (Direttive 2009/28/CE e 
2009/29/CE), stabilendo obiettivi nazionali obbligatori, in ottemperanza ai quali al 2020 
l’Italia è tenuta a coprire il 17% del proprio consumo finale lordo di energia elettrica con 
fonti rinnovabili. Con l’adozione di queste ed altre misure il settore è decollato, portan-
do l’Italia al raggiungimento del proprio obiettivo già nel 2014. Tale politica, seppur lo-
data dalla retorica ufficiale, ha attirato numerose critiche a causa dei costi sostenuti: il 
budget annuale per gli incentivi supera i 10 miliardi di euro. Cifra che ovviamente si 
traduce in un rincaro della bolletta elettrica gravante sui consumatori, nonostante i prez-
zi lordi dell’energia elettrica in calo. La tradizionale motivazione alla base di tale scelta 
politica risiede nella bassa competitività di quasi tutte le tecnologie che consentono lo 
sfruttamento delle FER rispetto alle fonti energetiche tradizionali volgendo però lo 
sguardo verso un progressivo calo dei costi, come effetto del combinarsi di progresso 
tecnologico ed effetto scala.  
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Inoltre, l’espansione della produzione da fonti rinnovabili è coincisa con un calo della 
domanda di energia elettrica (-8,6% nel periodo 2007-14), aggiungendo sovraccapacità al 
settore elettrico con conseguente diminuzione della redditività della produzione. 
Nonostante l’abbattimento dei sistemi di incentivazione come contromisura per contrar-
re i succitati costi, lo scenario attuale conferma il ruolo centrale ormai raggiunto dalla 
produzione da fonti rinnovabili, che nel 2016 si è attestata, per quanto riguarda il settore 
elettrico, al 37,3% del totale; in prospettiva si prefigura un ulteriore espansione del setto-
re rinnovabile, almeno da quanto dichiarato nella Strategia Energetica Nazionale
1
. 
Volendo fornire una descrizione di massima dell’attuale paniere rinnovabile nazionale 
si può affermare che a fine 2016 risultano installati in Italia 742.340 impianti di produ-
zione elettrica alimentati da fonti rinnovabili, di cui gli impianti fotovoltaici, aumentati 
di circa 45.000 unità rispetto al 2015, la fanno da padrone(98,6% del totale). In termini 
numerici, la maggior parte delle installazioni fotovoltaiche si concentra nel Nord Italia, 
dove rappresenta circa il 54% del totale, corrispondente al 44% della potenza installata; 
la Puglia, col il 13,6% fornisce il contributo maggiore alla penisola, seguita dalla Lom-
bardia con l’11,3%. 
Dimensioni e potenza degli impianti variano significativamente a seconda della fonte 
rinnovabile che li alimenta. In particolare, la generazione fotovoltaica si caratterizza per 
un’installazione di piccole dimensioni, tanto che il 94% circa degli impianti fotovoltaici 
installati in Italia ha una potenza inferiore ai 50 kW, arrivando però a coprire circa il 
20% della potenza nazionale installata, mentre la maggior parte della generazione idroe-
lettrica, geotermoelettrica e quella derivante da impianti alimentati a biogas e con bioli-
quidi si concentra fra i 200 kW e il MW. Oltre l’80% degli impianti eolici di piccola ta-
glia, infine, ha potenza inferiore a 200 kW; il 44,7% degli impianti ha una potenza com-
presa tra i 50 kW e 200 kW. 
 
 
                                                            
1
Con l’art. 7 del d.l. 112/2008 il legislatore ha introdotto nell’ordinamento l’istituto della “Strategia Ener-
getica Nazionale” quale strumento di indirizzo e programmazione della politica energetica nazionale. 
   Figura 2.1 Evoluzione della potenza installata degli impianti a fonti rinnovabili. [5] 
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Figura 2.3 Distribuzione regionale del numero di impianti fotovoltaici a fine 2016. [5] 
Figura 2.2 Distribuzione percentuale del numero degli impianti per fonte rinnova-
bile, secondo classe di potenza. [5] 
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In risposta allo sviluppo di una generazione caratterizzata da impianti di sempre più pic-
cola taglia dislocati sul territorio al livello della rete di distribuzione, c.d. generazione 
distribuita (GD), nuovi modelli di business possono portare ad un maggior livello di in-
tegrazione della generazione da fonti rinnovabili: l’aggregatore si prefigura quindi come 
il nuovo protagonista del mercato dell’energia e dei servizi di dispacciamento. 
 
 
2.2     Impatto della generazione distribuita sulla rete di trasmissione 
 
Sebbene esistano zone nel centro-sud Italia dove la produzione FER causa notevoli pro-
blemi alla rete di trasmissione, un’importante evoluzione della stessa non si richiede 
necessaria, costituendo già un sistema “smart”, ovvero già completamente controllato 
ed automatizzato, fortemente magliato, dotato di protezioni ridondanti e sistema di co-
municazione dedicato. Ulteriori adeguamenti mirano a garantire l’integrazione sia della 
generazione distribuita che la grande produzione da energia rinnovabile non program-
mabile localizzata in aree distanti dai siti di consumo (i.e. eolico offshore). Nuovi inve-
stimenti infrastrutturali e armonizzazione dei mercati elettrici europei (direttiva 
2009/714/CE) devono quindi procedere di pari passo per l’implementazione del concetto 
di supergrid.  
L’impatto delle fonti energetiche rinnovabili sul sistema elettrico nazionale è legato 
principalmente alla loro aleatorietà. Qualora la loro produzione dovesse venire a manca-
re, al fine di garantire la copertura del carico, il sistema elettrico deve disporre di 
un’adeguata capacità di tipo programmabile (tipicamente termoelettrica), che risulta 
complessivamente restare sottoutilizzata, in virtù della quota di energia coperta dalla 
produzione aleatoria. Questa situazione determina un incremento dei costi di produzione 
delle unità programmabili, che può essere compensato da un aumento del prezzo 
dell’energia nelle ore in cui tali unità producono, oppure tramite la remunerazione diret-
ta della disponibilità di capacità di produzione (capacity payment). 
L’accresciuto grado di aleatorietà della produzione si traduce, per l’operatore di sistema 
Terna, in maggiori esborsi, ribaltati in ultimo sui consumatori, necessari all’acquisizione 
sul Mercato per il Servizio di Dispacciamento delle risorse necessarie a garantirsi 
l’adeguato margine di riserva rotante, ovvero di capacità disponibile a produrre energia 
nel giro di pochi minuti (fino a 15), per far fronte ad una imprevista riduzione della pro-
duzione. Gli impianti termoelettrici funzionanti a carico parziale, ovvero a rendimenti di 
conversione minori, sono costretti, per soddisfare il più ampio margine di riserva rotan-
te, a sostenere maggiori costi di produzione (che sono socializzati attraverso un incre-
mento dei prezzi dell’energia per l’utente finale) e maggiori emissioni di CO2, a parziale 
riduzione dei corrispondenti benefici derivanti dallo sfruttamento delle fonti rinnovabili. 
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Si anticipa già che sarebbe possibile attenuare l’incremento del margine di riserva dovu-
to alla produzione aleatoria attraverso alcuni interventi regolatori, corredati da sviluppi 
tecnologici, quali la riduzione dell’intervallo che intercorre tra la chiusura del MSD e la 
fornitura dell’energia, per effettuare previsioni più accurate della produzione da FER, 
anche grazie all’introduzione di un opportuno sistema di incentivazione,tale da ridurre 
gli scostamenti tra valore previsto e potenza generata (scostamenti che ad oggi non sono 
penalizzati grazie alla priorità di dispacciamento). I suddetti interventi regolatori devono 
tuttavia essere opportunamente valutati in quanto hanno effetti sia sulla definizione dei 
programmi degli impianti termoelettrici (unit commitment), che sulle possibili limita-
zioni imposte agli impianti da fonti rinnovabili. 
 
 
2.3     Impatto della generazione distribuita sulla rete di distribuzione 
 
Diversa è la situazione in cui versa la rete MT/BT. La presenza di GD si esplica, sulla 
rete di distribuzione, in un duplice impatto: economico, legato prevalentemente alle 
perdite di potenza attiva (o, in generale, all’efficienza della rete elettrica), verso cui 
l’apporto di GD risulta di certo positivo2  tecnico, dovuto non solo al fatto che le reti di 
distribuzione sono esercite come reti passive, ma anche alla struttura stessa delle reti, ai 
valori delle correnti di guasto, e, non da ultimo, alla quantità dei flussi di potenza per 
cui sono state sviluppate, sia in termini di regime di funzionamento che rispetto a transi-
tori di inserzione o disinserzione di unità di generazione. 
 
 
2.3.1 Variazione dei profili di tensione 
 
Relativamente agli utenti passivi, le variazioni rapide di tensione sono riferite ad altera-
zioni improvvise del carico (tipicamente inserzione di motori asincroni) che accadono di 
frequente nelle installazioni industriali, mentre, per quanto riguarda i generatori, tali va-
riazioni sono associabili ai transitori di inserzione in parallelo e disconnessione. Nel ca-
so di generatori rotanti connessi alla rete senza interposizione di convertitori statici, tali 
transitori avvengono potenzialmente alla messa in parallelo, e con maggior probabilità 
in caso di distacco repentino durante l’erogazione di una potenza significativa; nel caso 
di generatori connessi alla rete per mezzo di inverter (fattispecie prevalente per la GD 
che sta interessando il sistema italiano), il transitorio significativo a questi fini è costitu-
ito solo dal distacco repentino, in quanto alla messa in parallelo non si hanno fenomeni 
di rilievo. 
                                                            
2 Méndez et al., (2006) mostra come la GD possa concorrere ad una riduzione delle perdite di energia 
soltanto al di sotto di un moderato livello di penetrazione, al di sopra del quale tornano ad aumentare. 
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Alcuni criteri di connessione stabiliti dai distributori assumono come limite il 4% della 
tensione nominale, traendolo dalla norma europea che stabilisce le caratteristiche della 
tensione fornita dalle reti di distribuzione (EN 50160). Si precisa che tale valore è inseri-
to a titolo puramente indicativo nella norma suddetta, che reca anche il valore del 6%. In 
termini generali, in relazione alle variazioni rapide di tensione, è possibile affermare che 
un nodo della rete è in grado di tollerare una presenza di GD tanto più elevata (senza a-
vere variazioni rapide significative ai fini della qualità della tensione) quanto maggiore 
è la potenza di cortocircuito al nodo medesimo. La massima GD installabile, in accordo 
con le variazioni rapide di tensione, è funzione principalmente della resistenza a monte 
del nodo di connessione, mentre è solo in via trascurabile influenzata dal carico installa-
to in rete, dal setpoint del trasformatore di CP e dalla reattanza di cortocircuito (dal 
momento che viene iniettata in rete solo potenza attiva). La criticità di tale vincolo è 
inoltre maggiormente rilevante a fondo linea (cresce al crescere della distanza elettrica 
dalla sbarra MT in CP). 
In linea generale, riprendendo quanto indicato dalla EN 5016014, la tensione di esercizio 
di ogni nodo della rete deve essere mantenuta, per almeno il 95% del tempo, entro un 
intervallo pari al ±10% del valore nominale
3
. In termini pratici, nell’attuale configura-
zione (passiva) della rete di distribuzione, la logica di regolazione prevede di impostare 
un riferimento di tensione opportunamente elevato in CP (ricorrendo alla regolazione 
del Variatore Sotto Carico, VSC16), così da compensare le cadute di tensione sulle linee 
e rispettare l’indicazione della EN 50160 anche nei punti di consegna a fondo linea. 
È opportuno precisare come il limite inferiore di tensione “accettabile” sulla rete di di-
stribuzione MT non sia coincidente con il limite inferiore indicato dalla EN 50160           
(-10%), in quanto è da considerare la presenza dei trasformatori MT/BT e delle linee di 
distribuzione in BT, che distribuiscono l’energia fino all’utente finale, comportando a 
loro volta un’ulteriore caduta di tensione. Ne deriva la necessità di mantenere un oppor-
tuno margine fra la tensione del nodo della rete di distribuzione MT e il valore minimo 
di tensione accettabile, margine quantificabile in circa il 6% della tensione nominale. In 
definitiva, il range di esercizio “accettabile” del sistema di distribuzione MT spazia dal 
+10% al -4% della tensione nominale. 
In una modalità di esercizio passiva le tensioni hanno sempre andamento non crescente, 
per il fatto che i flussi di potenza attiva e reattiva, provenienti dalla CP, attraversano le 
dorsali unidirezionalmente verso valle, determinando cadute di tensione su ogni tratto 
di linea. La presenza di GD potrebbe invece determinare un radicale cambiamento del 
regime di tensione sui feeder: la connessione di un generatore lungo una linea MT può 
infatti invertire i flussi di potenza, determinando un incremento della tensione in quel 
                                                            
3 Gli stessi requisiti sono specificati nei contratti di trasporto dell’energia elettrica, stipulati tra le imprese 
distributrici e gli utenti del trasporto, a conferma di quanto essi siano strettamente vincolanti 
nell’esercizio del sistema. 
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punto e, più in generale, la variazione del profilo di tensione lungo l’intero feeder, anche 
ben al di sopra dei valori tollerabili. 
Il limite di potenza iniettabile per variazioni lente di tensione può quindi essere conside-
rato come il valore di potenza attiva erogata da un generatore tale da innalzare la tensio-
ne nel punto di connessione ad un valore pari al 110% della nominale. 
 
 
2.3.2     Massima potenza installabile 
 
La quantità di potenza installabile dipende da una serie di fattori: i. dato che la GD viene 
implementata a      unitario, la taglia del generatore influenza solo in modo trascura-
bile i transiti reattivi in rete; di conseguenza, il valore della reattanza di cortocircuito 
non incide significativamente sulla tensione assunta dal nodo considerato; ii. al diminui-
re della resistenza di cortocircuito del nodo di connessione, si riduce l’innalzamento 
della tensione derivante dall’immissione in rete di potenza attiva: aumenta quindi la 
quantità di GD installabile in accordo con le variazioni lente di tensione; iii. minore è la 
tensione nel punto di connessione preesistente al collegamento del generatore, maggiore 
è la quantità di GD installabile in accordo con le variazioni lente di tensione. 
I primi due fattori evidenziano come il vincolo relativo alle variazioni lente di tensione 
risulti meno critico in presenza di una bassa distanza elettrica tra il punto d’installazione 
dell’impianto di generazione e la sbarra MT della rete considerata. 
La tensione preesistente nel nodo di connessione del generatore è invece influenzata 
dalla regolazione del VSC del trasformatore di CP e dalla condizione di carico. In pre-
senza di un feeder con cadute di tensione particolarmente elevate, il VSC porta il se-
tpoint ad assumere livelli molto alti, che talvolta raggiungono anche il 108% della ten-
sione nominale. A fronte di una simile situazione, i nodi più a monte dei vari feeder af-
ferenti alle sbarre in questione sono alimentati ad una tensione (anche senza la connes-
sione di impianti di generazione) molto elevata, che inevitabilmente riduce i margini per 
la GD installabile. Le maggiori criticità si hanno quando dalla sbarra MT, regolata a un 
setpoint elevato a causa della presenza di uno o più feeder molto carichi e/o elettrica-
mente molto estesi, partono altri feeder poco carichi, lungo i quali il profilo di tensione 
si mantiene a livelli elevati, tali per cui la potenza di GD installabile risulta assai ridotta. 
Per quanto concerne invece la condizione di carico, è possibile affermare che la situa-
zione più critica la si ha a minimo carico, in quanto le cadute di tensione sono limitate e 
i profili di tensione di partenza risultano quindi più elevati. 
La potenza installabile per limiti di transito su una linea è la quantità di generazione 
connettibile in un nodo della rete tale da non eccedere le sollecitazioni termiche ammis-
sibili nei conduttori. Infatti, qualora le correnti superino la portata dei conduttori, ne 
causano un precoce degrado tale da comprometterne l’affidabilità. 
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La massima corrente che può circolare in ciascun tratto di rete è ritenuta pari a 250 A, 
valore assunto come regolazione standard delle protezioni da sovracorrente in MT.  
La corrente assorbita, o immessa in rete in un nodo, è funzione della potenza prelevata, 
o iniettata in rete, dall’utenza e dalla GD connessa nel nodo in questione e della tensione 
a cui il nodo è sottoposto. 
All’aumentare della potenza assorbita da un’utenza (PA), la generazione installabile in 
tale nodo aumenta (PG), in quanto è necessaria una maggiore quantità di GD per com-
pensare il carico e provocare inversione di flusso lungo la linea.  
In accordo con quanto appena affermato, i limiti di transito sono più critici in situazioni 
di carico minimo (a rigore, ciò non accade sempre, è infatti necessario considerare an-
che il contributo della variazione di tensione al variare del carico in rete). Altro fattore 
determinante per la quantità di generazione connettibile in un nodo della rete, in accor-
do con i vincoli di transito, è la tensione nominale della rete stessa: la potenza installabi-
le è generalmente elevata per valori di tensione nominale maggiori o uguali a 15 kV, da 
cui si deduce che i vincoli di transito non costituiscono, di fatto, un limite particolar-
mente stringente all’installabilità di GD in rete. 
Oltre ai vincoli tecnici appena descritti, riferibili a ciascun singolo nodo, ne esistono 
altri, non più nodali ma di linea, che influenzano la quantità massima installabile di GD: 
il limite massimo di corrente di cortocircuito e l’inversione di flusso.  
Sui livelli di tensione maggiormente diffusi sulla rete MT nazionale (15, 20 e 23 kV), i 
trasformatori portano a correnti di cortocircuito che non superano mai la decina di kA. A 
questo valore di corrente di cortocircuito corrisponde un predeterminato livello di tenuta 
elettromeccanica, una caratteristica peculiare delle infrastrutture, ovvero della rete e del-
le apparecchiature connesse alla rete medesima. L’avvenuta standardizzazione dei livelli 
di tenuta elettromeccanica (tipicamente 12,5 kA) è tale da dover considerare questo limi-
te come un vincolo strutturale delle reti di media tensione in Italia. In questo modo, il 
limite alla potenza connettibile risulta dato dal margine esistente tra i livelli attuali di 
cortocircuito sulle reti e il livello di 12,5 kA precedentemente definito. 
Dal punto di vista operativo, la connessione di un nuovo impianto di produzione alla 
rete elettrica deve essere preceduta dalla valutazione della corrente di cortocircuito 
complessivamente risultante, al fine di verificare il rispetto delle caratteristiche elettro-
meccaniche dei componenti esistenti. 
In fase di connessione, è inoltre necessario verificare che il contributo di corrente sulle 
linee elettriche fornito dalla GD non sia tale da provocare l’intervento intempestivo delle 
protezioni di massima corrente poste sulle partenze delle linee stesse. 
In generale, con riferimento alla problematica relativa all’incremento della corrente di 
cortocircuito, la massima potenza di generazione che è possibile connettere è maggiore 
per quei nodi della rete distanti dalla Cabina Primaria e, soprattutto, in caso di connes-
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sione su linee aeree (le linee in cavo infatti hanno una impedenza più bassa delle linee 
aeree).  
È opportuno chiarire che le limitazioni da corrente di regime e da tenuta elettromeccani-
ca al cortocircuito (direttamente legate alle sezioni dei conduttori, e ai relativi isolanti, 
ovvero alla tenuta termica dei componenti) sono strutturali e non facilmente superabili, 
se non con interventi molto invasivi (sostituzione della linea interessata; sostituzione 
delle apparecchiature connesse); al contrario, le limitazioni dettate dalle protezioni di 
massima corrente (legate alla tipologia di relè installati) sono potenzialmente superabili. 
È infatti possibile provvedere, con interventi limitati, alla progressiva sostituzione degli 
attuali relè di protezione in CP con analoghi relè sensibili al verso della corrente di gua-
sto. 
 
 
2.3.3     Inversione dei flussi di potenza 
 
Un ultimo effetto legato all’aumento della quantità di GD presente in rete è rappresenta-
to dall’inversione dei transiti di potenza dalle utenze finali verso la rete a monte: 
l’inversione di flusso rappresenta, infatti, un primo indicatore di “attività” delle reti e, 
come già affermato, impone un ripensamento delle modalità di gestione delle reti stesse 
che devono passare da “passive” ad “attive”. 
Per inversione di flusso a livello di CP si intende la situazione nella quale la potenza at-
tiva fluisce dalla rete di distribuzione MT verso la rete AT. In una situazione di questo 
tipo la rete di distribuzione diventa quindi, a tutti gli effetti, una parte attiva del sistema 
elettrico; si rende perciò necessaria l’installazione di dispositivi di protezione in CP ido-
nei a operare con rete a valle attiva. In pratica, è necessario adottare tutti quei provve-
dimenti impiantistici atti a fronteggiare la possibilità di funzionamento in isola indeside-
rata di un’intera CP (sbarre AT; trasformatori AT/MT; rete MT sottesa). 
Tale possibilità diviene realistica qualora il flusso di potenza attraverso il trasformatore 
AT/MT, per almeno una data percentuale delle ore annue di funzionamento, abbia dire-
zione opposta a quella usuale. In una simile condizione (flusso di potenza dalla MT alla 
AT), in caso di apertura dei collegamenti AT di una CP, l’intera rete MT sottesa (com-
presa la CP stessa) potrebbe funzionare in isola, portando ad alcune situazioni critiche 
per l’esercizio della rete, quale parallelo in condizioni di non sincronismo tra la rete AT 
e la CP rimasta in isola. 
La prevenzione di simili situazioni critiche impone l’utilizzo di sistemi di protezione e 
di automazione dedicati, oggi non sempre presenti. 
La determinazione della GD installabile nella rete di distribuzione, al fine di evitare 
l’inversione di flusso verso la rete AT, si basa sullo studio del diagramma di carico delle 
diverse utenze ad essa connesse. L’inversione è difatti determinata in massima parte 
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dall’assorbimento di potenza delle utenze stesse e solo in via trascurabile dalle perdite 
in rete. 
Supponendo che tutte le utenze della rete assorbano potenza con un      pari a 0,9 e 
che la GD installata in rete generi potenza con un      unitario, la potenza attiva limite 
generabile risulta uguale (ed opposta) alla potenza attiva assorbita dai carichi; la poten-
za reattiva non incide invece sulla quantità di GD installabile. Secondo quanto stabilito 
dalla norma CEI 0-16 il limite di tempo per cui l’inversione di flusso può essere tollera-
ta, considerandone trascurabili gli effetti, è stabilito nel 5% del totale tempo annuo.  
Il vincolo appena illustrato dipende in modo sensibile dalle ipotesi di determinazione 
della curva di carico sulla rete e dall’ipotesi di profilo costante della GD (quest’ultima 
particolarmente conservativa, se si fa riferimento a generatori da fonti rinnovabili alea-
torie). Tale vincolo, a differenza dei precedenti, non può essere definito propriamente 
come “limite”: il suo superamento è tecnicamente possibile, purché il sistema sia dispo-
nibile a coprire i costi necessari agli adeguamenti richiesti, limitati alla parte AT delle 
CP. 
L’incremento della presenza di utenze attive sulla rete di distribuzione, fino a valori tali 
da avvicinare (o, appunto, superare) la potenza assorbita dai carichi passivi, è alla base 
del problema comunemente definito “isola indesiderata”. Con tale termine si intende il 
fenomeno che si instaura quando uno o più impianti di produzione continuano ad ali-
mentare una porzione della rete elettrica di distribuzione successivamente alla discon-
nessione della stessa porzione dal resto della rete, che rimane connessa al complessivo 
sistema elettrico. 
 
 
2.3.4     Islanding 
 
Il fenomeno dell’islanding può comportare conseguenze di varia natura: i. sulla qualità 
dell’alimentazione, in quanto l’impresa distributrice potrebbe non essere in grado di ga-
rantire agli utenti connessi all’isola indesiderata un’alimentazione di energia elettrica 
con parametri (tensione e frequenza) rientranti nei parametri di contratto; ii. sulla sicu-
rezza di funzionamento della rete di distribuzione, in quanto l’isola indesiderata potreb-
be rappresentare un rischio per gli operatori preposti a operare sulla linea che si ritiene 
essere fuori servizio, ma che in realtà risulta essere in tensione; iii. sulle procedure di 
ricerca e di selezione dei tratti di linea guasti, dal momento che in presenza di una por-
zione di rete mantenuta in tensione dalla GD le procedure di ricerca del guasto possono 
non funzionare correttamente; iv. inoltre, in presenza di guasti transitori, il mantenimen-
to in tensione della linea da parte della GD potrebbe non consentire l’estinzione del gua-
sto, comportando il fallimento della richiusura rapida; durante il funzionamento in isola, 
possono infine verificarsi degli sfasamenti tra i vettori tensione della rete principale e 
INTEGRAZIONE DELLE ENERGIE RINNOVABILI CAPITOLO 2 
39 
 
dell’isola, con conseguenti problemi all’atto della richiusura dell’interruttore di inter-
connessione tra le due porzioni di rete. 
Allo scopo di risolvere le problematiche accennate, è necessario intervenire a livello di 
gestione del sistema di distribuzione prevedendo, ad esempio, modalità per la discon-
nessione degli impianti di produzione, ovvero modalità specifiche di gestione e control-
lo dei medesimi impianti in determinate situazioni di funzionamento del sistema di di-
stribuzione e, più in generale, del sistema elettrico. A tal fine risulta molto importante 
che il sistema di protezione sia configurato in maniera tale da selezionare gli eventi che 
richiedono la separazione degli impianti di produzione dalla rete da quelli per i quali ciò 
non è necessario (per evitare che semplici disturbi di rete, quali i buchi di tensione, pro-
vochino interventi intempestivi, con il conseguente fuori servizio degli impianti di gene-
razione). 
Per meglio comprendere la problematica è necessario un approfondimento tecnico: le 
attuali regole di connessione degli utenti attivi alle reti di distribuzione vincolano alla 
produzione di potenza attiva a fattore di potenza unitario, con limiti molto stringenti, sia 
i termini di frequenza di lavoro che di tensione. 
Al di fuori di tali intervalli il generatore viene disconnesso dalla rete di distribuzione, 
per effetto della protezione di interfaccia, indipendentemente dalla causa della perturba-
zione rilevata. Tale strategia è atta a consentire la rapida disconnessione delle utenze 
attive a seguito dell’apertura dell’interruttore in Cabina Primaria, per contrastare il for-
marsi di un’isola indesiderata. In tali condizioni, la porzione di rete sottesa alla Cabina 
Primaria disconnessa subirebbe un transitorio di frequenza (e di tensione) dovuto allo 
squilibrio fra le potenze attive (e reattive) dei generatori e quelle dei carichi. La norma 
definisce quindi un intervallo di operatività molto stretto, nell’intenzione di consentire 
l’individuazione dell’isola elettrica nel minor tempo possibile, così da disconnettere la 
GD e poter poi procedere con le richiusure automatiche per cercare di ristabilire 
l’alimentazione elettrica. La strategia risulta inefficace qualora generazione e carico ri-
masti isolati rispetto al resto della rete siano bilanciati: in un simile caso, la probabilità 
di formazione di un’isola indesiderata aumenta, in quanto il rilievo locale di tensione e 
frequenza non consente di riconoscere la causa del disturbo. Per esempio, in occasione 
di significativi transitori di frequenza sulla rete di alta tensione, la GD connessa alla rete 
di distribuzione non partecipa al contrasto della perturbazione in atto sul sistema, bensì 
ne aggrava l’entità, disconnettendosi in tempi brevissimi. 
Al fine di risolvere tale criticità e consentire un effettivo utilizzo, a beneficio dell’intero 
sistema elettrico, delle capacità di regolazione della GD, risulta indispensabile prevedere 
lo sviluppo di sistemi di interfaccia innovativi. 
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2.4     L’aggregazione di risorse 
 
Sia il dibattito normativo e politico europeo che quello statunitense, dove aggregatori 
indipendenti sono già numerosamente attivi, si stanno incernierando attorno alla seguen-
te questione: quale valore forniscono gli aggregatori ai sistemi elettrici? Dirimere tale 
questione pone le basi per l’azione del regolatore. Ovviamente le normative sulla pro-
gettazione e sulle operazioni del sistema sono intrinsecamente tormentate da informa-
zioni imperfette o asimmetriche, vincoli tecnologici, interferenze politiche e principi 
regolatori conflittuali, ecc.; questa realtà apre le porte a diversi livelli di arbitraggio. 
Un aggregazione è qui definita come l’atto di raggruppare agenti diversi di un sistema 
energetico (siano essi consumatori, produttori, prosumers o loro combinazioni) in modo 
tale che agiscano come una singola entità nel momento in cui si interfacciano ad un 
mercato dell’energia o della vendita di servizi ad uno o più operatori di sistema. Come 
definito da Ikäheimo, Evens e Kärkkäinen un aggregatore è una società che agisce come 
intermediario tra gli utenti finali di energia elettrica e i proprietari di DER e i partecipan-
ti al sistema elettrico che desiderano servire questi utenti finali o sfruttare i servizi forni-
ti da questi DER. Al fine di determinare se l’aggregazione crei o meno un valore eco-
nomico bisogna distinguere tra valore privato e di sistema, in base alla controparte su 
cui si riversa il benessere creato. 
Si possono distinguere tre macrocategorie di aggregazione: 
i. le aggregazioni con valore “intrinseco” non dipendono dalle particolari condi-
zioni congiunturali del sistema energetico (normative vigenti, tecnologie dispo-
nibili, etc.) e resteranno pertanto permanenti (o quasi) nel tempo; 
ii. le aggregazioni con valore “transitorio” contribuiscono ad un miglior funziona-
mento del sistema energetico nelle condizioni presenti o di prossimo futuro con 
graduale perdita di valore man mano che le condizioni tecnologiche, normative e 
gestionali vanno evolvendosi; 
iii. infine, le aggregazioni “opportunistiche” traggono valore da “difetti” di regola-
zione o di progettazione del mercato. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 2.4 Valore delle aggregazioni sulla base del contesto tecnologico e regolatorio. [10] 
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Nel contesto del sistema energetico, l'aggregazione può creare un valore fondamentale 
sfruttando le economie di scala e di scopo e gestendo l'incertezza. Tuttavia, questi flussi 
di valori fondamentali devono essere confrontati con flussi di valore transitori che pos-
sono emergere dalla presenza di aggregatori concorrenti, incentivati a fornire soluzioni 
personalizzate e innovative agli agenti, assumere agenti altrimenti non coinvolti, con-
sentire l'adozione ottimale dei DER e consentire una partecipazione attiva nei mercati 
dell'energia elettrica.  
La partecipazione ai mercati dei servizi elettrici comporta l'incorrere in alcuni costi ine-
vitabili: bisogna acquisire o ingaggiare il proprietario di una o più risorse energetiche 
(risorse centralizzate o distribuite) che, dovendo interagire con il mercato, devono esse-
re dotate di un certo livello di tecnologie dell'informazione e della comunicazione (ICT) 
in ossequio alle regole del sistema di alimentazione e di mercato. Molti di questi costi 
includono componenti fisse e variabili. L'esistenza di costi fissi può comportare un co-
sto medio dell'erogazione di servizi superiore al costo marginale, e quindi un calo dei 
costi medi di fornitura di servizi all'aumentare della quantità di servizi forniti. Così, nel-
la misura in cui vi sono costi fissi per partecipare ai mercati dei servizi elettrici, ci può 
essere valore nell'aggregazione tramite economie di scala. Inoltre, nella misura in cui 
esistono tecnologie comuni, costi di transazione, di acquisizione o basi di conoscenza 
per la fornitura di più servizi o prodotti, l'aggregazione può creare valore attraverso e-
conomie di scopo. 
Non c'è dubbio sulla realtà economica delle economie di scala e di scopo. La questione 
rilevante per i regolatori è se questi fattori impongono che l'aggregazione continui fino 
al punto in cui esista un solo aggregatore (ad esempio l'ISO o il DSO) o se è più efficien-
te o auspicabile (ad esempio per la concorrenza, l'innovazione, le economie limitate di 
scala e scopo, o altri motivi) per avere livelli intermedi di aggregazione da aggregatori 
non monopolistici. Rispondere a questa domanda richiede ulteriori ricerche. Ad esem-
pio, Niesten e Alkemade esaminano la letteratura esistente e i progetti pilota e scoprono 
che l'aggregazione crea valore solo se eseguita su larga scala, mentre Calvillo et al. tro-
va valore in aggregazioni relativamente piccole.Perciò, in presenza di forti economie di 
scala e di scopo, un aggregatore centralizzato può essere la struttura industriale più effi-
ciente. In pratica, questo aggregatore centralizzato potrebbe essere l'operatore di siste-
ma, un DSO o un altro monopolio regionale. 
Le parti in campo di un mercato hanno preferenze e capacità di rischio diverse; nello 
specifico, un agente di piccole dimensioni potrebbe non essere in grado di proteggersi 
dai rischi di prezzo e potrebbe trovare una garanzia di copertura negli aggregatori nella 
loro funzione di intermediari verso i mercati volatili. L'aggregazione mitiga l'incertezza, 
raccogliendo tutti i dati relativi alla domanda potenziale o alla generazione e traducendo 
questi dati in offerte di quantità in un mercato. Ciò potrebbe essere fatto da una serie di 
piccoli aggregatori o da un singolo aggregatore (ad esempio un gestore di sistema) per 
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tutte le variabili incerte presenti in un mercato (ad esempio, l'output di generatori varia-
bili o il comportamento di un numero di consumatori). Supponendo che un singolo ag-
gregatore (ad esempio un operatore di sistema monopolistico) possa avere accesso alla 
stessa qualità di informazioni degli aggregatori intermediari, gli aggregatori intermedia-
ri potrebbero mitigare l'incertezza e fornire copertura, ma non meglio di un singolo ag-
gregatore. 
Il ruolo degli aggregatori nel settore dell'energia elettrica è strettamente legato alla di-
scussione sul ruolo della concorrenza al dettaglio nei mercati elettrici, essendo, come 
già detto, i rivenditori non altro che aggregatori. 
Gli argomenti a favore della concorrenza al dettaglio, principalmente difesi da Stephen 
Littlechild in un noto dibattito con Paul Joskow, sono particolarmente rilevanti nel con-
testo dei DER competitivi in termini di costi. Littlechild sostiene che la concorrenza tra i 
rivenditori (cioè gli aggregatori) può, grazie alle nuove tecnologie, fornire servizi a va-
lore aggiunto come il monitoraggio della domanda, la consulenza e i prodotti di effi-
cienza energetica. Come notato da Defeuilley, il ruolo dei rivenditori dipende dal para-
digma tecnologico; a lungo termine, una maggiore integrazione dei DER e delle tecnolo-
gie ICT crea opportunità di espansione per l'innovazione considerevolmente. Con l'e-
mergere dei DER, gli aggregatori hanno quindi la capacità di fornire un nuovo insieme di 
servizi inesplorati. Come già accennato, le economie di scopo e il raggruppamento di 
prodotti con settori contigui (es. gas, riscaldamento, telecomunicazioni e internet) con-
sentono una gamma ancora più ampia di soluzioni innovative. Tuttavia, questi vantaggi 
potrebbero non essere disponibili per un singolo aggregatore (ad es. il gestore di siste-
ma), poiché l'aggregatore singolo può essere vincolato dalla regolamentazione per ese-
guire solo determinate funzioni o potrebbe non avere competenze o incentivi necessari. 
La competizione dovrebbe incentivare gli aggregatori a fornire prezzi competitivi, pro-
dotti personalizzati e altre innovazioni laddove economicamente fattibili, stimolando al 
contempo i consumatori a diventare sempre più protagonisti attivi del mercato. Attra-
verso l’integrazione della GD i consumatori (direttamente o attraverso aggregatori) pos-
sono aumentare la loro elasticità e competere con i produttori tradizionali, mitigando 
quindi il potere di mercato. Tale prospettiva resta comunque dubbia.  
Il ruolo dell’autorità di regolamentazione resta indispensabile per la rimozione delle 
barriere all’ingresso del mercato. Dall’altra parte gli aggregatori si trovano a dover ri-
muovere quelle barriere d’ingresso legate a pregiudizi, lacune informative e complessità 
del mercato per il consumatore, che non consentono lo sblocco delle relative risorse. La 
mancanza di informazioni, i.e. occorrenza dei picchi di carico, prezzi dei servizi richie-
sti, tecnologie disponibili, può portare un agente a non fornire un servizio potenzialmen-
te disponibile. 
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2.4.1     Modelli di aggregazione 
 
USEF – Universal Smart Energy Framework [12] presenta una classificazione di sette 
possibili modelli per l’implementazione della figura dell’aggregatore, alcuni dei quali 
hanno già trovato applicazione all’interno del panorama europeo. 
I soggetti coinvolti in tali modelli sono i seguenti: 
 Prosumer: utente finale (residenziale, commerciale o industriale) in grado di 
consumare e/o produrre energia, dotato di un sistema di controllo che rende pos-
sibile attuare una variazione delle immissioni e/o dei prelievi in risposta alla ri-
chiesta di un Aggregatore; 
 Aggregatore: soggetto in grado di aggregare e attivare risorse di flessibilità for-
nite dal Prosumer, al fine di fornire servizi di flessibilità, in generale, a un Forni-
tore, a un Balance Responsible Party (BRP), a un DSO oppure a un TSO, in 
quest’ultimo caso attraverso un Balancing Service Provider (BSP); 
 Fornitore (SUP): soggetto responsabile della vendita/acquisto ai/dai Prosumer 
ell’energia da essi consumata/prodotta. Nel caso più semplice, ad es. in Italia, il 
Fornitore è anche responsabile degli sbilanciamenti (BRP) del proprio portafo-
glio di Prosumer; 
 Balance Responsible Party (BRP): soggetto responsabile di bilanciare attivamen-
te generazione e consumo di un portafoglio3 che può comprendere Produttori, 
Fornitori, Aggregatori e Prosumer. Nel caso in un Imbalance Settlement Period 
(ISP) fornitura e consumo di energia del proprio portafoglio non si compensino, 
il BRP è soggetto al pagamento di oneri5 di sbilanciamento. BRP del Fornitore 
(BRPsup): nel caso più generale, il Fornitore delega ad un BRP (detto BRPsup) la 
responsabilità del bilanciamento del proprio portafoglio di Prosumer; 
 BRP dell’Aggregatore (BRPagr): nel caso più generale, l’Aggregatore delega ad 
un BRP (detto BRPagr) la responsabilità degli sbilanciamenti derivanti 
dall’attivazione delle risorse di flessibilità: l’attivazione infatti determina uno 
sbilanciamento nel portafoglio del BRPsup che deve essere corretto mediante un 
“trasferimento di energia” tra il BRPagr e il BRPsup; 
 Balancing Service Provider (BSP): soggetto responsabile della fornitura di servi-
zi di bilanciamento al TSO, derivanti dall’attivazione di risorse di flessibilità da 
parte di un Aggregatore. Ogni offerta di servizi di bilanciamento presentata da 
un BSP al TSO è assegnata ad uno o più BRP; 
 Meter Data Company (MDC): soggetto responsabile dell’acquisizione e della va-
lidazione dei dati di misura dell’energia, necessari per il saldo delle transazioni 
relative sia all’energia da fornire a programma che alla flessibilità attivata. In 
molti paesi, tra cui l’Italia, questo ruolo è svolto dal DSO; 
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 Allocation Responsible Party (ARP): soggetto responsabile della comunicazione 
dei dati di produzione e consumo per ciascun Imbalance Settlement Period (ISP), 
sia a livello di singolo Prosumer che a livello di aggregato, necessari per il saldo 
delle transazioni sia di energia che di flessibilità. 
Nel modello “Integrato” (adottato nei Paesi scandinavi) la figura del fornitore e quella 
dell’aggregatore coincidono: non è quindi necessaria la compensazione tra i due degli 
sbilanciamenti causati dall’attivazione della flessibilità e della mancata energia fornita 
ai prosumer, né è necessaria la presenza del BRPag. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Nel modello “Broker”, che vede l’assenza del BRPagr, l’Aggregatore trasferisce 
direttamente al BRPsup la responsabilità per gli sbilanciamenti determinati 
dall’attivazione della flessibilità. La compensazione degli sbilanciamenti causati 
dall’attivazione della flessibilità e della mancata energia fornita ai prosumer è regolata 
mediante uno specifico contratto stipulato tra aggregatore e BRPsup. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 2.5 Moldello integrato. [12] 
Figura 2.6 Moldello broker. [12] 
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Nel modello “Contrattuale” l’aggregatore ha un contratto con il BRPagr, a cui delega la 
responsabilità degli sbilanciamenti derivanti dall’attivazione delle risorse di flessibilità, 
nonché un contratto con il fornitore relativo al “trasferimento di energia” da 
quest’ultimo non fornita ai Prosumer rispetto a quanto programmato. Il BRPagr ed il 
BRPsup hanno, a loro volta, un contratto per la “correzione del perimetro” del BRPsup. 
L’Aggregatore o il BRPagr hanno un contratto con il BSP, relativo alla fornitura di risor-
se di flessibilità. Il modello “Contrattuale” è utilizzato ad esempio in Austria, Germania, 
Francia e Finlandia. 
 
 
Nel modello “Non Corretto”, che vede l’assenza del BRPagr, non viene effettuata alcuna 
“correzione del perimetro” del BRPsup (da cui il nome del modello). Al contrario, lo sbi-
lanciamento del BRPsup conseguente all’attivazione delle risorse di flessibilità dei Prosu-
mer da parte dell’Aggregatore viene gestito attraverso la normale regolazione degli sbi-
lanciamenti. Trattandosi di uno sbilanciamento che “aiuta” il sistema a ribilanciarsi, gli 
oneri di sbilanciamento sostenuti dal BRPsup saranno tipicamente negativi, ossia costitui-
ranno per esso una remunerazione. Il modello “Non Corretto” è utilizzato ad esempio in 
Gran Bretagna, Belgio e Irlanda.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 2.7 Modello contrattuale. [12] 
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Nel modello “Corretto” il BRPagr mantiene la responsabilità degli sbilanciamenti corri-
spondenti alla flessibilità attivata (differenza tra consumo reale dei prosumer e baseli-
ne). Tuttavia, le misure dei prelievi dei prosumer vengono convenzionalmente “corret-
te” dalla MDC, depurandole dell’ammontare della flessibilità attivata (ossia riportando-
le al valore di baseline), annullando così lo sbilanciamento del BRPsup e consentendo al 
Fornitore di fatturare quanto programmato. Di conseguenza, il “trasferimento di energi-
a” coinvolge direttamente i prosumer, che vengono compensati dall’Aggregatore per la 
quantità di energia che è stata loro fatturata dal Fornitore, ma che in realtà non è stata 
consumata. Il modello “Corretto” è utilizzato ad esempio in Belgio, Francia e Germania. 
Nel modello “Saldo Centralizzato” il BRPagr mantiene la responsabilità degli sbilancia-
menti corrispondenti alla flessibilità attivata. La “correzione dei perimetri” del BRPsup e 
del BRPagr e la compensazione al Fornitore per l’energia da quest’ultimo non fornita ai 
Prosumer rispetto a quanto programmato sono realizzate dall’entità centrale denominata 
Allocation Responsible Party (ARP). 
 
Figura 2.8 Modello non corretto. [12] 
Figura 2.9 Modello corretto. [12] 
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Il modello “Beneficio Netto” è simile al modello “Saldo Centralizzato”, tuttavia il costo 
della “correzione del perimetro” del BRPsup non è posto a carico dell’Aggregatore, bensì è 
socializzato. La socializzazione del costo può essere limitata a situazioni in cui 
l’attivazione della flessibilità porta a risparmi di energia. Il modello “Beneficio Netto” è 
quello prevalentemente utilizzato negli Stati Uniti. 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 2.10 Modello beneficio netto. [12] 
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Capitolo 3 
 
TSO & DSO 
 
 
 
3.1     Introduzione 
 
Il settore elettrico europeo, supportato da un'ondata di sviluppi tecnologici, sta attual-
mente subendo importanti cambiamenti dettati dalle contestuali necessità di realizzare 
l'integrazione dei vari mercati energetici nazionali e lo sviluppo di un’economia a basse 
emissioni di carbonio. Quest’ultimo progetto politico è stato tradotto in diversi docu-
menti approvati dall'Unione Europea, esplicandosi in obiettivi quantitativi per il 2020, 
‘30 e ‘50 in termini di, i.e., emissioni di gas serra e quote di energia rinnovabile a coper-
tura del consumo totale di energia. Tuttavia, il presente quadro normativo e legale non è 
meritorio di fornire norme o incentivi adeguati per una transizione tempestiva, ordinata 
ed efficiente; in effetti, nonostante tutta la legislazione e i codici di rete dell'UE siano 
stati correttamente implementati, non si mostrano più adatti per il nuovo scenario a bas-
se emissioni di carbonio. Un adeguamento, che tenga conto non solo del mercato inter-
no e degli obiettivi di politica energetica e climatica, ma anche dei recenti sviluppi tec-
nologici, si rende quindi necessario. Il progetto “Unione dell'energia”, recentemente 
lanciato dalla Commissione Europea, mira a riconciliare questi diversi obiettivi, miglio-
rando la coerenza e la velocità della transizione verso un basso tenore di carbonio dei 
sistemi energetici, tenendo conto delle nuove tendenze tecnologiche, delle crescenti 
preoccupazioni in merito a indipendenza energetica, uso efficiente delle risorse endoge-
ne e un'equa ripartizione dei costi e benefici della politica energetica e climatica dell'UE. 
La transizione verso sistemi energetici a basse emissioni di carbonio richiede non solo 
nuove regole, ma anche nuovi ruoli: in particolare, quelli svolti dalle reti di trasmissione 
e distribuzione. 
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Un alto tasso di penetrazione da parte della generazione distribuita (GD) crea impatti 
importanti in termini di funzionamento, controllo, protezione ed affidabilità (reliability) 
dell'attuale sistema elettrico. Inoltre, alle unità GD (che sono trattate come dei carichi 
negativi) non è consentito fornire alcun servizio la flessibilità di sistema. Ciò aumenta la 
quantità di riserva operativa per l'approvvigionamento dei servizi ancillari. Sebbene gli 
impianti GD possano potenzialmente fornire diversi servizi, che di volta in volta sono 
richiesti dal TSO e dal DSO, in funzione delle loro dimensioni e della specifica tecnolo-
gia, è soltanto a mezzo di un'aggregazione ed integrazione nella gestione e funziona-
mento del sistema elettrico che la generazione distribuita sarà in grado di apportare una 
capacità e flessibilità comparabile a quella dei tradizionali impianti di potenza. Infatti la 
maggior parte degli esistenti impianti di generazione distribuita sono stati realizzati se-
guendo l'approccio del fit&forget e, pertanto, ben pochi di questi sono equipaggiati 
dell'infrastruttura necessaria alla fornitura dei servizi ancillari. La possibilità di fornire 
servizi ancillari, come bilanciamento in tempo reale, regolazione della frequenza, riser-
va di potenza, gestione delle congestioni e controllo della tensione, passa anche attra-
verso il controllo e la supervisione della generazione, che richiede misure da remoto in 
tempo reale e la possibilità di rilasciare istruzioni all'impianto stesso.  
Si manifesta perciò necessario garantire l'accesso delle unità di generazione distribuita 
al mercato attraverso una nuova organizzazione dello stesso ed adeguamenti normativi 
che includano una ridefinizione dei ruoli e dei rapporti fra il TSO e il DSO, secondo una 
logica di cost-effectiveness. 
 
 
3.2   Il ruolo del TSO 
 
L'esigenza imprescindibile dell'esistenza di un'infrastruttura di trasporto dell'energia e-
lettrica fa sì che la rete di trasmissione giochi un ruolo fondamentale come luogo d'in-
contro dei diversi operatori di mercato. Benché in un'industria verticalmente integrata il 
ruolo chiave della trasmissione riesca a passare in sordina, figurando come una semplice 
voce di costo (per di più esigua, in termini di contributo al prezzo dell'energia pagata dal 
consumatore), in un contesto di liberalizzazione viene ad essere la chiave di volta 
dell'intera organizzazione del mercato. A causa della sua natura di monopolio naturale
1
, 
il ruolo della rete di trasmissione deve essere fortemente regolamentato in termini di uti-
                                                            
1 I principali fattori che giustificano il considerare il settore della trasmissione come un monopolio natura-
le sono: i. la moltiplicazione delle linee di trasmissione è impensabile in termini di costo e di utilizzo del 
suolo; ii. l’esistenza di grandi economie di scala; iii. in un mercato deregolamentato la trasmissione è ca-
ratterizzata da un elevato potere di mercato; iv. per via delle sue caratteristiche tecniche, la rete di trasmis-
sione deve essere gestita nel suo complesso; v. le linee di trasmissione non possono essere liberamente 
disegnate ma devono seguire standard stringenti. 
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lizzo ed accesso, secondo una logica non-discriminatoria e trasparente, al fine di garan-
tire la maggiore competizione possibile. 
Il processo di scorporazione dell'industria elettrica nelle sue varie fasi (produzione, tra-
smissione, distribuzione, fornitura), che passa sotto il nome di unbundling, e le caratte-
ristiche proprie della trasmissione, di cui sopra, conferiscono all'operatore del sistema di 
trasmissione (TSO) una forte identità giuridica ed una grande visibilità pubblica. 
Nonostante ciò, è soltanto con il secondo pacchetto energia, approvato nel 2003, che si 
perviene ad una prima definizione del "Transimission System Operator": “transmission 
system operator' means a natural or legal person responsible for operating, ensuring the 
maintenance of and, if necessary, developing the transmission system in a given area 
and, where applicable, its interconnections with other systems, and for ensuring the long 
term ability of the system to meet reasonable demands for the transmission of electric-
ity”2. 
Il processo di regolamentazione ed armonizzazione dei vari mercati interni dei singoli 
Paesi membri, che ha come scopo la creazione di un unico mercato europeo dell'energia 
ad opera della Commissione Europea, inaugurato già nel 19883, porta alla creazione di 
varie associazioni professionali europee, inclusa ENTSO (European Transimmion 
System Operators), nel 1999, (che poi diverrà ENTSO-E nel 2009) che, sebbene nata su 
base volontaria, apporta un grande contributo allo sviluppo dei progetti europei. Il ritar-
do normativo risulta quindi evidente. 
Il TSO assolve a diversi compiti, cercando al contempo di garantire l'espletazione del 
mercato e la sicurezza del sistema; questi compiti si suddividono in due tipologie: 
“hardware” e “software”. La prima concerne la gestione degli asset di rete, sottendendo 
con ciò gli investimenti e la manutenzione della rete; con la seconda si fa riferimento 
all'esercizio della rete, dalla gestione del sistema fino alla facilitazione del funziona-
mento del mercato all'interfaccia con gli altri agenti. 
La valutazione di potenziali investimenti e dei piani di manutenzione (transmission 
planning) mira alla determinazione, nello spazio e nel tempo, della creazione di nuovi 
asset di rete o ad un upgrading verso nuovi standard tecnologici, e a garantire adeguati 
livelli di affidabilità del sistema. Tale proposito non si rivela necessario soltanto a livel-
lo del singolo Stato ma anche nel raggiungimento di un adeguato livello di interconnes-
sione fra diversi sistemi nazionali; aspetti, di una medesima pianificazione, che non 
possono essere trattati separatamente se non si vuole incorrere in inefficienze di siste-
ma: investimenti miranti alla risoluzione di congestioni non necessariamente favorisco-
no gli scambi tra diversi TSO e, viceversa, la creazione di interconnessioni cross-border 
possono portare all'insorgere di inefficienze all'interno della singola rete. 
                                                            
2 Articolo 2, Direttiva 2003/54/CE 
3 Sulla scia della decisione del Consiglio Europeo del 1985 di giungere alla realizzazione di un unico mer-
cato europeo entro il 1992. 
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Lo sviluppo della rete di trasmissione deve procedere inoltre in sinergia con quello della 
capacità di generazione per consentire la migliore allocazione possibile delle risorse, o-
biettivo alquanto complicato da raggiungere in un'industria non verticalmente integrata. 
In tal senso, diversi approcci regolatori sono stati proposti per coordinare tali azioni  
i. pianificazione centralizzata e remunerazione regolamentata: la pianificazione è 
sviluppata da un agente designato (l’“operatore di sistema”) mentre il proprieta-
rio della rete di trasmissione è responsabile dell’implementazione; 
ii. monopolio regolamentato: la società di trasmissione è responsabile di prendere 
le decisioni di investimento e viene remunerata ad esempio secondo i criteri del-
revenue cap o del price cap; 
iii. iniziative degli operatori di mercato sotto la supervisione del regolatore: la tra-
smissione è assegnata ad una società tramite indizione di un’asta; 
iv. approccio di mercato: lo sviluppo della rete è lasciato ad investitori privati che 
quindi ne detengono il controllo. 
Non trascurabile è il peso della scala intertemporale su cui si esplicano i due orizzonti di 
investimento di generazione e trasmissione: la creazione di nuove unità di generazione 
può portare a rilevanti incertezze nel processo di pianificazione della rete, che possono 
essere ridotte mediante un'opportuna strategia di anticipazione solo quando il ritardo 
temporale e i costi di investimento sono moderati.  
Quando i vincoli fisici espressi dalla rete impongono una limitazione alla connessione 
degli utilizzatori, il TSO può rispondere espandendo la rete stessa o rifiutando l'accesso 
delle unità di generazione, in ottemperanza alle regole di autorizzazione di connessione 
alla rete così come a quelle di rifiuto dell'accesso.  
 
 
3.3   Il ruolo del DSO 
 
L’art. 15 della Direttiva 2003/54/CE esplicita che qualora il gestore del sistema di distri-
buzione faccia parte di un'impresa verticalmente integrata, sia indipendente, quantome-
no sotto il profilo della forma giuridica, dell'organizzazione e del potere decisionale, 
dalle altre attività non connesse alla distribuzione. 
Così come accade per la trasmissione, anche la distribuzione è considerata un monopo-
lio naturale e pertanto, dopo la liberalizzazione del mercato, è stata oggetto di una rego-
lamentazione mirante a correggere tale fallimento di mercato. La necessità di dover so-
stenere elevati costi di investimento e la non disponibilità di alternative per i consuma-
tori rendono il settore fortemente non-contestable. La tradizionale regolamentazione in-
coraggia la riduzione dei costi sul breve termine e l’efficientamento degli asset già esi-
stenti; frequenti sono inoltre le revisioni ex-post dei prezzi. Tale metodologia si presta 
poco ad un contesto caratterizzato da un elevato tasso di evoluzione tecnologica, come 
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quello di una rete dall’elevata diffusione di generazione distribuita che vuole sempre più 
avvicinarsi alle caratteristiche di una smart grid
4
. Pertanto, la futura regolamentazione 
dei DSOs richiede periodi di validità più lunghi, incentivi specifici per l’innovazione 
con un focus particolare sugli output della loro attività. 
La domanda di punta dei consumatori passivi è da sempre stata considerata il driver 
principale nelle valutazioni per l’espansione della rete di distribuzione ma valutazioni 
basate sul contributo della GD e del demand side management potrebbero portare a so-
stanziali risparmi nei costi di distribuzione, come osservato da Cossent et al. (2010). Ta-
le approccio sembra poco perseguito a causa di un contesto regolatorio non adeguato, 
che non corrisponde adeguati ricavi per l’incremento dei costi derivante da una maggio-
re integrazione di GD. Questa eventualità si verifica più facilmente in sistemi in cui i 
corrispettivi pagati per l’accesso e l’uso della rete coprono solo parzialmente i costi di 
adeguamento della stessa e i ricavi riconosciuti al distributore vengono determinati e 
aggiornati sulla base dell’energia prelevata dai clienti e dal loro numero. Come sottoli-
neato da Meeus (2010), la regolazione del DSO dovrebbe tener conto del fatto che 
l’integrazione della GD comporta maggiori costi per il DSO e al contempo minori ricavi, 
se calcolati sulla base dell’utilizzo della rete di distribuzione. Infine il DSO deve essere 
opportunamente indirizzato ad investire in componenti di rete smart e non in una sem-
plice espansione della rete.  
Per tali ragioni il dibattito di policy in materia suggerisce una combinazione di un si-
stema “incentive-based regulation” integrato da specifici incentivi per gli investimenti 
in rete attiva, ovvero meccanismi di “output-based regulation” con una redefinizione 
degli output come integrazione della GD, fornitura dei servizi per il dispacciamento etc. 
 
 
3.4   Nuovi modelli di coordinamento 
 
La cooperazione e lo scambio di informazioni tra i TSOs ed i DSOs, in un contesto di 
servizi basati sulla flessibilità, è ancora limitata ed ulteriori step si rendono quindi ne-
cessari. L'idea di un DSO che giochi un ruolo centrale nell’approvvigionamento della 
generazione di piccole dimensioni in maniera coordinata con il TSO si fonda sulla pre-
messa di un sistema elettrico decentralizzato. In particolare, una solida coordinazione ed 
una chiara definizione delle procedure operative si rivelano necessarie, acquisendo lo 
specifico servizio di flessibilità un diverso valore nella funzione di utilità del TSO, da 
una parte e del DSO, dall'altra. 
                                                            
4 Nonostante la mancanza di un diffuso consenso di cosa sia una smart grid, in tale contesto si fa riferi-
mento alla definizione adottata da ERGEG: “Smart Grid is an electricity network that can cost efficiently 
integrate the behaviour and actions of all users connected to it – generators, consumers and those that do 
both – in order to ensure economically efficient, sustainable power system with low losses and high levels 
of quality and security of supply and safety”. 
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Uno schema di coordinazione è definito come il rapporto che intercorre tra TSO e DSO, 
e in cui sono definiti i ruoli e le responsabilità di ogni operatore di sistema, all’atto di 
approvvigionamento ed utilizzo dei servizi di sistema dalla rete (di distribuzione). Il di-
segno di mercato che ne scaturisce dovrebbe comunque consentire la migliore alloca-
zione possibile delle risorse in periodi di tempo conformi ai requisiti di flessibilità degli 
operatori di sistema, a seconda delle esigenze del singolo Paese. 
Un ruolo viene definito come un comportamento intenzionale di una specifica parte di 
mercato (unica ed indivisibile) a cui sono assegnate determinate responsabilità. 
I DSOs potrebbero giocare il ruolo di gestori attivi del sistema, di supporto tecnologico, 
data manager ed innovatori, oltre ad essere coinvolti nello sviluppo dei mercati locali 
sia in qualità di facilitator neutrali di mercato, market officier e garanti della sicurezza 
del sistema. In qualità di market facilitator, i DSOs supportano la partecipazione delle 
risorse connesse alla rete di distribuzione alla flessibilità di mercato. Il DSO potrebbe 
supportare il TSO fornendo soluzioni locali per sistemi che riguardano l'intero sistema 
grazie al suo ruolo di market officier in virtù del quale può ridurre le risorse di flessibili-
tà per risolvere variazioni locali. 
In generale, la maggior parte dei ruoli relativi al funzionamento della rete, alla gestione 
dei dati, all'attivazione di risorse flessibili, alla misurazione e al regolamento non cam-
biano tra schemi di coordinamento, ovvero, questi ruoli sono assegnati indubbiamente a 
uno o entrambi gli operatori di sistema. Tuttavia, i ruoli collegati all'approvvigionamen-
to di risorse flessibili per il bilanciamento o la gestione della congestione differiscono 
tra i vari schemi di coordinamento. In linea con i ruoli e le responsabilità dei diversi sta-
keholder, per ogni schema di coordinamento viene definito un design del mercato. 
I processi operativi e gli scambi di informazioni tra gli operatori di sistema, nel contesto 
dell'attivazione dei servizi di flessibilità derivanti da DER, sono determinati dal partico-
lare schema di coordinamento adottato tra gli operatori di sistema le cui decisioni po-
trebbero avere probabilmente un impatto su quelle degli altri, in un rapporto di mutua 
influenza.  
Nel seguito sono presentati i cinque principali modelli di coordinamento fra TSO e DSO 
proposti in letteratura: 
i. centralized AS market model; 
ii. local AS market model; 
iii. shared balancing responsibility model; 
iv. common TSO-DSO market model; 
v. ntegrated flexibility market model. 
 
 
 
 
TSO & DSO  CAPITOLO 3 
53 
 
3.4.1     Il modello del MSD centralizzato 
 
Il modello del MSD centralizzato prevede un unico mercato comune per i servizi ancil-
lari; il TSO agisce da unica controparte centrale gestendo le risorse connesse sia a livello 
della rete di trasmissione che di distribuzione. Stipulando contratti direttamente con le 
risorse della rete di distribuzione, il TSO limita di fatto il ruolo del DSO, che vede pre-
clusa la possibilità di procurarsi in tempo reale flessibilità locale per i propri scopi. Non 
è quindi coinvolto nel processo di approvvigionamento ed attivazione della flessibilità 
da parte del TSO, fatto salvo il caso sia implementato un sistema di prequalifica del si-
stema. Questa si definisce come un processo, presieduto dal DSO, avente la finalità di 
garantire che l'attivazione delle risorse nella rete di distribuzione da parte del TSO non 
pregiudichi il rispetto di ulteriori vincoli (i.e. congestioni).  
Il ruolo centrale assunto dal TSO rende per lo più superflui un'intensa comunicazione e 
scambio di dati con il DSO essendo l'uso di flessibilità appannaggio solo del primo ope-
ratore; ovviamente una tale semplificazione gestionale si traduce in minori costi opera-
tivi per il funzionamento del mercato a cui i fornitori di servizi possono partecipare in 
maniera piuttosto semplice. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
4.4.2     Il modello del MSD locale 
 
Il modello del MSD locale propone un mercato separato, gestito dal DSO, che ha priorità 
di utilizzo delle risorse offerte sulla rete di distribuzione, essendone l'unico acquirente. 
Le offerte che sono state selezionate, ma non utilizzate, dal DSO vengono da quest'ulti-
mo aggregate e quindi trasferite al MSD gestito dal TSO. L'aggregazione delle offerte 
potrebbe consistere in un semplice trasferimento delle stesse dal mercato locale o, in al-
Figura 3.1 Modello del MSD centralizzato. [39] 
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ternativa, essere adattate ai requisiti del prodotto richiesto dal TSO, comunque sotto il 
rispetto dei vincoli della rete di distribuzione. Questo è l'unico modello in cui il DSO ha 
priorità di utilizzo delle risorse locali di flessibilità al fine di ottemperare ai propri scopi, 
che dovrebbero comunque essere di volta in volta comunicati al TSO in modo tale che 
possa prestarsi all'adozione di azioni correttive per ripristinare l'equilibrio nella rete. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
3.4.3     Il modello della responsabilità condivisa 
 
Il modello di responsabilità condivisa di bilanciamento prevede un MSD per le risorse 
connesse alla rete di trasmissione, gestito dal TSO, ed un mercato locale per le risorse 
connesse alla rete di distribuzione, con il DSO quale gestore di mercato, senza che vi sia 
possibilità alcuna di trasferimento di risorse da un mercato all'altro. I due operatori di 
mercato sono responsabili del bilanciamento della relativa area di competenza in base 
ad un programma predefinito congiuntamente che potrebbe essere rispettato sia a livello 
di sistema che in corrispondenza di ogni punto di interfacciamento tra TSO e DSO. Que-
sto è l'unico schema in cui il TSO vede ridursi le proprie risorse di flessibilità, non a-
vendo accesso a quelle connesse alla rete di distribuzione. 
Un programma predefinito può essere determinato sulla base dell'esito del mercato 
dell'energia o, alternativamente, sulla base delle serie storiche caratteristiche di ciascun 
punto di interconnessione tra TSO e DSO. Ogni modello presenta tuttavia alcune limita-
zioni:nel primo, ad una più facile procedura di calcolo, che richiede poche iterazioni tra 
TSO e DSO, si accompagna l'impossibilità di garantire il rispetto in tempo reale dei vin-
coli sulla rete; il secondo, sebbene riesca a tener conto dei vincoli di rete avvalendosi 
dell'uso di serie storiche, necessita di un'intima collaborazione tra i due operatori di si-
Table 1 Figura 3.2 Modello del MSD locale. [39] 
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stema, attraverso una condivisione di dati che potrebbe risultare proibitiva da realizzarsi 
in un breve lasso di tempo. 
All'esistenza di più reti di distribuzione di piccole dimensioni, ciascuna delle quali affe-
risce ad un proprio mercato locale, consegue l'insorgere del rischio della formazione di 
mercati particolarmente illiquidi operanti a costi particolarmente elevati a causa della 
mancanza di economie di scala. Ciò potrebbe tradursi in costi più elevati per i DSOs per 
l'ottenimento di flessibilità fino alla situazione estrema in cui il DSO debba adottare mi-
sure quali riduzione o perdita di carico. A questo si aggiunge l'aumento dei costi asso-
ciati alla realizzazione delle infrastrutture di comunicazione ed ICT necessarie e inibire il 
rischio di avere prodotti di mercato diversi, che potrebbero costituire un ostacolo allo 
sviluppo delle attività di aggregazione. Tuttavia, specifici prodotti del mercato locale 
potrebbero essere utili per un DSO poiché questi prodotti sono fatti su misura per le esi-
genze di una specifica area DSO. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
3.4.4     Il modello del MSD comune 
 
Nel modello del mercato comune le risorse per la flessibilità connesse alla rete tutta so-
no congiuntamente gestite dal TSO e dal DSO, che sono entrambi acquirenti in un unico 
MSD. Nessuno dei due operatori di mercato gode di una priorità predeterminata nell'im-
piego delle risorse connesse alla rete consentendo l'allocazione di flessibilità sulla base 
di una necessità prioritaria, sotto il vincolo di efficienza di costo. Vi sono argomenti per 
giustificare che gli acquisti di servizi di flessibilità da parte del gestore dei sistemi di 
trasmissione dovrebbero essere in ogni caso, se non canalizzati attraverso i DSO, coor-
dinati con loro mediante l'attuazione di aste comuni. 
Figura 3.3 Modello di responsabilità condivisa. [39] 
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Il concetto di mercato comune potrebbe essere definito in base a due diversi approcci. 
Secondo una prima variante, tutte le offerte vengono valutate in un'unica sessione di 
mercato, tenendo conto simultaneamente dei vincoli della rete di trasmissione e di di-
stribuzione. Lo svantaggio di questo sistema potrebbe essere che, nei casi in cui il mer-
cato sia ampio con numero elevato di offerte, il processo di ottimizzazione diventi ma-
tematicamente pesante. Un approccio alternativo consiste in un'organizzazione decen-
tralizzata del mercato, in cui esiste un mercato locale eseguito per primo, gestito dal 
DSO, per soddisfare le sue esigenze locali, tenendo conto dei vincoli locali della rete, ma 
senza alcun impegno formale per i partecipanti al mercato. I risultati preliminari sono 
quindi condivisi con il mercato condiviso con il TSO e integrati in una seconda ottimiz-
zazione che tiene conto degli obiettivi del sistema. 
Questo modello propone una soluzione che cerca di conciliare entrambe le esigenze del 
TSO e del DSO, riducendo al contempo i costi totali di sistema; nella variante centraliz-
zata il TSO divide i costi operativi col DSO ma deve condividere con questo alcuni dati; 
nella variante decentralizzata vi deve essere una minore condivisione di informazioni 
ma i costi di gestione di un mercato locale per il DSO potrebbero essere eccessivi. 
Le due varianti appena proposte potrebbero essere considerate rispettivamente come 
una estensione del modello di MSD centralizzato e del modello di MSD locale. Nella 
prima variante, l'ottimizzazione è organizzata raccogliendo le risorse sia dalla rete di 
trasmissione che da quella di distribuzione ma, contrariamente al MSD centralizzato, il 
DSO è un acquirente per la flessibilità, contestualmente al TSO. I due operatori di mer-
cato condividono una responsabilità congiunta per il funzionamento del mercato, even-
tualmente esternalizzabile a terze parti sottostanti la loro supervisione. Nella seconda 
variante, esiste sì un mercato locale gestito dal DSO ma senza che questo si veda ricono-
sciuta una priorità nell'utilizzo delle risorse locali. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 3.4 Modello del MSD comune. [39] 
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3.4.5     Il modello della responsabilità integrata 
 
Il modello della responsabilità integrata fornisce un mercato comune cui partecipano 
tutte le risorse connesse alla rete, sia che si tratti della rete di trasmissione che di distri-
buzione. Questo modello introduce la possibilità di partecipazione a tutti gli operatori di 
mercato, sia a quelli regolamentati che a quelli di mercato, oltre alla presenza di un ope-
ratore di mercato terzo che partecipa in qualità di garante della neutralità degli inter-
scambi commerciali. A differenza dei modelli precedentemente illustrati, figura un nuo-
vo ente di mercato che introduce un'iterazione aggiuntiva nel processo di scambio di in-
formazioni fra i vari operatori di sistema a vantaggio però di una concorrenza diretta fra 
gli stessi: la flessibilità è assegnata alla parte con la maggiore disponibilità ad acquista-
re. Inoltre, i GST e i DSO possono rivendere al mercato la flessibilità precedentemente 
contrattata, ma non utilizzata, allo stesso prezzo al quale era stata ottenuta. 
Alcune preoccupazioni sono sollevata dalla presenza nel mercato di operatori di merca-
to non regolamentati sebbene possano contribuire a garantire una maggiore liquidità 
dello stesso; l'assegnazione della flessibilità alla parte maggiormente disposta a pagare è 
vantaggiosa dal punto di vista del benessere sociale globale ma potrebbe non portare 
necessariamente a costi più bassi per gli operatori di sistema, venendo a crearsi anzi co-
sti di rete non necessari qualora gli operatori attivino flessibilità che si influenzano ne-
gativamente a vicenda. Anche il ruolo del TSO risulta complicato dalla possibilità degli 
operatori di acquistare flessibilità in tempo reale per bilanciare le proprie posizioni: l'in-
capacità di determinare la quantità di servizi ancillari richiesta potrebbe portare il TSO 
ad acquistare anticipatamente delle quantità supplementari per garantirsi risorse suffi-
cienti. Da non sottovalutare è anche l'ostacolo creato per lo sviluppo dei mercati infra-
giornalieri. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 3.5 Modello della responsabilità integrata. [39] 
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I diversi schemi fin qui presentati propongono soluzioni alternative all'esigenza di coor-
dinamento tra gli operatori di mercato attraverso una diversa allocazione di ruoli e re-
sponsabilità delle varie parti; si osserva tuttavia una graduale espansione del ruolo as-
sunto dal DSO in virtù di una riconosciuta necessità di evoluzione verso l'implementa-
zione di tecniche di rete di distribuzione più attive. Il cambiamento sostanziale dal pri-
mo all'ultimo modello di mercato risiede quindi in un'intensificazione degli scambi di 
dati ed informazioni innescata da una maggiore partecipazione del DSO nel mercato del-
la flessibilità, il cui ruolo da operatore attivo si esplica nei seguenti punti: 
i. integrazione dei vincoli della rete di distribuzione locale nei processi di mercato 
approvando in anticipo la partecipazione delle risorse al mercato della flessibili-
tà attraverso un processo di prequalifica del sistema o mediante un'implementa-
zione degli stessi in tempo reale. In alternativa la verifica dei vincoli può essere 
attuata a valle degli esiti del mercato; 
ii. il ruolo del DSO diventerà sempre più analogo a quello del TSO. 
La fattibilità di attuazione di questi cinque schemi di coordinamento dipende dalla 
quantità di modifiche ed adattamenti agli schemi di mercato esistenti: ad oggi il modello 
di MSD centralizzato sembra il più compatibile con la regolamentazione vigente e quindi 
risulta essere quello di più immediata implementazione nel breve periodo. 
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Capitolo 4 
 
Riforma del MSD 
 
 
 
4.1     Introduzione 
 
Come ampiamente già illustrato, accanto al vero e proprio mercato dell’energia elettri-
ca, esiste un mercato, direttamente operato dal TSO, dedicato all’approvvigionamento 
delle risorse necessarie al supporto del sistema elettrico; il suo corrispondente orizzonte 
temporale intercorre dalla “gate closure” al tempo reale, dovendo essere garantito il bi-
lanciamento del sistema elettrico istante per istante. 
Il “recente” sviluppo della generazione rinnovabile non programmabile (imputabile so-
prattutto ad eolico e fotovoltaico) ha introdotto alcune criticità nell’adeguatezza delle 
vigenti regole del dispacciamento, che vedono nei grandi impianti di produzione i sog-
getti preposti alla fornitura di energia elettrica per le unità di consumo, ovviamente, e 
per la regolazione del sistema (c.d. servizi ancillari o risorse per il dispacciamento). 
Se da un lato la generazione da fonte rinnovabile si propone come unica alternativa
1
 per 
l’incontro con gli obiettivi europei in materia ambientale (oltre a supportare al contem-
po quelli di sicurezza ed indipendenza energetica), la riduzione della produzione con-
venzionale presenta come contraltare la mancanza di un’adeguata potenza disponibile 
per la regolazione del sistema elettrico. Infatti, venendo a mancare un sufficiente margi-
ne di potenza (attiva e reattiva) connessa in rete, a compensazione della produzione ale-
atoria, gli impianti convenzionali sono posti dinanzi a sempre più difficoltose esigenze 
di prestazione.  
                                                            
1 Allo stato attuale le tecnologie nucleari non sembrano poter offrire un loro contributo, la fissione a causa 
del dissenso popolare di cui soffre, la fusione a causa della sua immaturità tecnologica. 
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Fatto salvo il caso di condizioni di emergenza, le maggiori criticità si presentano duran-
te le massime variazioni, positive e negative, del carico (rispettivamente nelle ore mat-
tutine e serali della giornata) e quando impianti in condizione di minimo tecnico sono 
chiamati ad intervenire, dovendo operare al massimo gradiente di produzione.
2
 
Mercati elettrici più maturi del nostro, anche su attuazione dei regolamenti europei rela-
tivi ai nuovi codici di rete, si sono già mossi verso un maggiore coinvolgimento della 
generazione distribuita e della domanda (c.d. Demand Side Responce Service) per una 
gestione più efficiente, affidabile e sicura dell’intero sistema. Obiettivo della delibera-
zione 300/2017/R/EEL, oggetto del presente studio, è proprio accogliere questa mutata 
prospettiva di gestione e partecipazione al mercato. 
 
 
4.2     Deliberazione 300/2017/R/EEL 
 
Con la deliberazione 5 maggio 2017 300/2017/R/EEL 
 
“Prima aperture del Mercato per il Servizio di Dispacciamento (MSD) 
alla domanda elettrica ed alle unità di produzione anche da fonti rinno-
vabili non già abilitate nonché ai sistemi di accumulo. Istituzione dei 
progetti pilota in vista della costituzione del testo integrato dispaccia-
mento elettrico (TIDE) coerente con il Balancing Code europeo” 
 
poi modificata dalla Deliberazione 25 maggio 2017 372/2017/R/EEL3, l’Autorità di rego-
lazione per energia reti e ambiente (ARERA) pone in opera una riforma organica per la 
regolazione del servizio di dispacciamento, muovendo così i primi passi verso un am-
pliamento della platea di soggetti che possono intervenire nel mercato.  
La deliberazione si colloca all’interno di un progetto di ben più ampio respiro che trae 
origine, sulla spinta di liberalizzazione dei mercati dell’energia elettrica, nella volontà di 
realizzare un unico mercato elettrico pan-europeo.  
Le nuove unità abilitate a partecipare al MSD sono le unità di produzione rilevanti ali-
mentate da fonti rinnovabili non programmabili (FRNP), le unità di produzione non rile-
vanti, ovvero quelle di taglia inferiore ai 10 MVA, le unità di accumulo e di consumo. 
Ne restano escluse le unità di consumo e produzione non trattate almeno su base oraria, 
al fine di non rendere eccessivamente difficoltosa l’operazione di dispacciamento, e le 
unità di consumo che hanno sottoscritto un contratto per il servizio di interrompibilità o 
                                                            
2 L’ulteriore soluzione operabile dal TSO è quella di curtailment sull’immissione di energia rinnovabile o 
di ridurre preventivamente la possibilità di importazione di energia dall’estero. 
3 Approvazione del regolamento, predisposto da Terna S.p.A. ai sensi della deliberazione 300/2017/R/EEl, 
relativo al progetto pilota per la partecipazione della domanda al mercato per il Servizio di Dispacciamen-
to (MSD). Modifiche alla deliberazione dell’Autorità 300/2017/R/EEL. 
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di super-interrompibilità, essendo tale servizio attualmente negoziato al di fuori del 
MSD. 
Per sopperire alla diminuzione di taglia delle nuove unità abilitate, le unità di produzio-
ne e consumo non rilevanti possono essere abilitate a MSD su base aggregata, secondo 
opportuni criteri di localizzazione geografica (perimetri di aggregazione), concorrendo a 
formare dei punti di dispacciamento per le Unità Virtuali Abilitate (UVA). Queste si 
suddividono in: 
 Unità Virtuali Abilitate di Produzione (UVAP), caratterizzate dalla sola presenza 
di unità di produzione non abilitate, inclusi i sistemi di accumulo; 
 Unità Virtuali Abilitate al Consumo (UVAC), caratterizzate dalla sola presenza 
di unità di consumo; 
 Unità Virtuali Abilitate Miste (UVAM), caratterizzate dalla presenza di unità di 
produzione (inclusi i sistemi di accumulo) e di consumo non rilevanti; 
 Unità Virtuali Abilitate Nodali (UVAN), caratterizzate dalla presenza di unità di 
produzione non rilavanti non oggetto di abilitazione obbligatoria ai sensi del 
Codice di rete e/o non rilevanti, ed eventualmente anche di unità di consumo. 
Controparte per la fornitura delle risorse di dispacciamento è il BSP, che coincide sem-
pre con l’utente del dispacciamento titolare della UVA, e responsabile dei servizi nego-
ziati sul MSD.  
 
Requisiti per abilitazione a MSD ante Del. 300/17 
Produzione Consumo 
Rilevante Non rilevante 
Programmabile Non programmabile 
Tabella 4.1 Unità abilitate (verde) e non abilitate (rosso) a MSD ante Del. 300/17. 
 
La delibera prevede altresì che: 
i. l’abilitazione a MSD resta obbligatoria per le unità già abilitate, mentre è con-
cessa su base volontaria per le nuove unità ammesse; 
ii. l’abilitazione a MSD possa essere ottenuta per la fornitura di anche uno solo dei 
servizi previsti dal Codice di rete, e che è possibile abilitarsi anche in solo una 
fra le modalità “a salire” e “a scendere” (servizio asimmetrico); 
iii. le imprese distributrici devono essere informate circa le nuove abilitazioni a 
MSD onde evitare criticità in fase di costituzione di UVA. 
In caso di mancata coincidenza tra BSP e utente del dispacciamento, per ogni periodo 
rilevante Terna riconosce al BSP il prodotto tra volume sotteso all’offerta accettata su 
MSD riguardante una UVA e il prezzo cui è stata offerta la risorsa selezionata transa con 
il BSP il prodotto tra quantità di variazione del programma di ciascun utente di dispac-
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ciamento intestatario di UVA e prezzo unico nazionale (per le UVAC) o prezzo zonale 
(per le UVAP).  
Qualora un ordine di dispacciamento non risulti soddisfatto da parte delle UVA, il BSP è 
tenuto a corrispondere a Terna un corrispettivo per il mancato rispetto degli ordini di 
dispacciamento, finalizzato a evitare che la UVA possa trarre vantaggio dalla differenza 
fra il prezzo di sbilanciamento e il prezzo di attivazione delle offerte presentate su MSD. 
 
 
4.3     Elementi di barriera 
 
Come già illustrato, il vigente codice di rete esclude dalla fornitura delle risorse per il 
servizio di dispacciamento le unità di produzione non rilevanti, ovvero quelle di taglia 
inferiore ai 10 MVA, le unità di produzione a fonte rinnovabile non programmabile e le 
unità di consumo. L’attuazione della succitata delibera mira pertanto alla rimozione di 
una barriera di tipo “oggettivo” per l’ingresso nel mercato, rappresentata dalla taglia 
dell’impianto e dal vincolo di connessione diretta alla rete di trasmissione. 
Con riferimento all’ultimo censimento da parte dell’Autorità relativo all’anno 2015 de-
gli impianti non rilevanti e di quelli appartenenti alla categoria di generazione distribui-
ta (GD), la potenza installata che, in linea teorica, potrebbe essere interessata, già oggi, 
al processo di apertura è di quasi 26 GW. Occorre tuttavia considerare l’elevata disper-
sione geografica di alcune tipologie di impianto sulla rete di distribuzione, come avvie-
ne ad esempio per l’insieme degli impianti solari fotovoltaici di piccolissima taglia con-
nessi in bassa tensione, oppure di quelli termoelettrici identificati come piccola genera-
zione (PG) e microgenerazione (MG). In tali casi non sarebbe praticabile la modalità di 
partecipazione sul MSD per singolo impianto ma solo in forma aggregata.  
Non va trascurata inoltre la potenza associata a tutte le unità di consumo connesse alla 
rete di trasmissione e distribuzione che si rende disponibile per i servizi di regolazione.  
Per quanto riguarda le unità di tipo programmabile attualmente escluse dalla partecipa-
zione al MSD perché di taglia inferiore ai 10 MVA, si osserva come gli impianti termoe-
lettrici (i.e. CHP) o quelli idroelettrici a serbatoio o a bacino sarebbero già oggi in grado 
di fornire gli stessi servizi offerti dalle unità abilitate. Diversa è invece la situazione per 
le unità di generazione di tipo FRNP: la natura stocastica della disponibilità di fonte 
primaria consente di fornire i servizi richiesti solo nei momenti di presenza della fonte 
stessa, salvo il caso della presenza di un sistema di accumulo. Inoltre, essendo eserciti 
sempre alla massima potenza disponibile, in virtù della priorità di dispacciamento di cui 
godono, tali impianti non hanno margine per effettuare eventuali servizi a salire. Si pre-
senta quindi una barriera d’ingresso di tipo “funzionale”, legata alle specifiche tecniche 
prestazionali richieste dal gestore di rete, quali: la variazione, nell’unità di tempo, della 
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potenza scambiata con la rete (gradiente), la durata “minima” della prestazione richiesta 
e il tempo di attuazione dell’ordine di dispacciamento di Terna. 
Tali specifiche sono state definite sulla base della strutturazione di un sistema elettrico 
caratterizzato da una generazione interamente affidata ai grandi impianti convenzionali 
termoelettrici ed idroelettrici, privi di particolari limiti di erogazione di potenza. A que-
sti però si vanno via via sostituendo impianti medio-piccoli costituiti da generatori con-
nessi prevalentemente alla rete di distribuzione e basati su una tecnologia che spesso 
sfrutta una fonte primaria stocastica.  
Ad esempio, nelle installazioni eoliche in Italia la taglia dell’aerogeneratore non supera 
i 3 MW anche se la taglia di impianto può raggiungere valori confrontabili con quella di 
un impianto convenzionale. Addirittura, facendo riferimento all’anno 2015, risulta che 
quasi l’80% (ossia circa 14,8 GW) della potenza fotovoltaica installata deriva da im-
pianti con taglia non superiore a 1 MW (38,5% da impianti con taglia compresa tra 200 
kW e 1 MW, 20,8% da impianti con taglia compresa tra 20 kW e 200 kW, 18,9% da 
impianti inferiori a 20 kW). Analogamente per quanto riguarda l’idroelettrico non rile-
vante (circa 3,3 GW di potenza installata lorda al 2015), quasi il 75% delle installazioni 
deriva da impianti con taglia inferiore a 1 MW, pur pesando solo per quasi il 30% della 
potenza installata complessivamente.  
L’ipotesi dunque di una possibile estensione anche agli impianti non rilevanti e rinno-
vabili non programmabili della fornitura dei servizi di regolazione del sistema implica 
una revisione anche delle specifiche tecniche da parte del gestore di rete. Ad esempio, 
alcuni requisiti, quali il gradiente di potenza (es. 3-10 MW/15 min per i servizi di riser-
va terziaria e di bilanciamento, 50 MW/min per il servizio di riserva terziaria pronta), di 
durata (es. massima potenza per 4 ore per idroelettrici e a tempo indefinito per termoe-
lettrici per i servizi di riserva terziaria) oppure di massima potenza efficiente (es. le se-
mibande di riserva primaria/secondaria sono riferite alla potenza efficiente di impianto) 
previsti per i servizi di riserva secondaria e terziaria, non sarebbero conseguibili dagli 
impianti di piccola taglia e con fonte primaria limitata. In alternativa, le specifiche di 
gradiente potrebbero essere definite, ad esempio, come una percentuale sulla potenza 
massima erogabile dall’impianto (al più un gradiente espresso in valore assoluto, ossia 
in MW/min, potrebbe essere ancora riconsiderato ma finalizzato alla definizione del pe-
rimetro dell’aggregazione) mentre la durata dell’erogazione potrebbe essere limitata a 
poche ore per permettere la partecipazione anche di alcune tecnologie molto prestanti 
ma limitate alla fonte come i sistemi di accumulo oppure anche alle unità di carico mo-
dulabili per poche ore. Inoltre, la stessa definizione del requisito di riserva di potenza 
andrebbe opportunamente rivista per tener conto di alcune tecnologie come l’eolico e il 
fotovoltaico che potrebbero essere più disposte a fornire una riserva a scendere piuttosto 
che una a salire. Questo significa poter dare all’impianto la possibilità di offrire un ser-
vizio differenziato, solo a salire oppure solo a scendere (servizio non simmetrico).  
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Occorre osservare che, nel caso di una risorsa limitata, le fasi di erogazione del servizio 
vanno opportunamente coordinate con la sessioni di contrattazione dell’energia, ad e-
sempio con un Mercato Infragiornaliero (MI) sempre più a ridosso del tempo reale.  
Infine, considerato che alcune tecnologie come i generatori eolici, fotovoltaici e sistemi 
di accumulo elettrochimici, si interfacciano con la rete tramite convertitori statici che 
assicurano una risposta rapida e flessibile all’impianto, si potrebbe pensare a nuove fun-
zioni di controllo dell’impianto per l’erogazione di alcuni servizi altamente performanti 
ma non ancora richiesti dal codice di rete Terna vigente come, ad esempio, una regola-
zione primaria “veloce” di frequenza, una regolazione cosiddetta derivativa in frequenza 
oppure una modulazione ultra-rapida di potenza reattiva. Nel caso di regolazione deri-
vativa, le unità di produzione e di carico sarebbero in grado di fornire anche un contri-
buto in potenza che come effetto sul sistema risulterebbe come un supporto di tipo iner-
ziale simile a quello fornito dalle macchine rotanti. . La connessione alla rete operata a 
mezzo di convertitori statici, infatti, priva questi impianti della possibilità di fornire un 
contributo all’inerzia meccanica del sistema, al pari dei generatori convenzionali prov-
visti di masse rotanti (alternatore). 
In generale, quindi, fatti gli opportuni aggiustamenti dei requisiti tecnici da parte del 
gestore di rete, i nuovi entranti (unità di produzione, unità di prelievo, sistemi di accu-
mulo) potrebbero essere abilitati, in forma singola oppure in forma aggregata, alla forni-
tura sia delle risorse per i servizi di dispacciamento oggi riservati solo agli impianti di 
produzione rilevanti programmabili, sia di quelle di nuova concezione. 
Occorre inoltre osservare che, se in prospettiva, al crescere della penetrazione degli im-
pianti FRNP, in particolare di quelli GD, si rendesse necessario estendere anche il servi-
zio di regolazione primaria di frequenza (oggi non oggetto di contrattazione sul MSD), 
si potrebbero prospettare due alternative: i. il servizio potrebbe diventare obbligatorio 
per tutte le macchine e in entrambi i versi (a salire/a scendere); quindi, già in fase di in-
stallazione, si dovrà considerare un possibile sovradimensionamento dell’impianto ne-
cessario per far fronte all’obbligazione; ii. il servizio obbligatorio potrebbe essere intro-
dotto solo a scendere, evitando di richiedere una banda di riserva a salire; in questo mo-
do si preserverebbe la massima produzione. 
Ovviamente nel caso di impianti non realizzati ex-novo bisogna considerare gli ulteriori 
costi di adeguamento (retrofitting) necessari a rendere l’impianto conforme alle specifi-
che prestazionali indicate nel Codice di Rete per la partecipazione al MSD; a questi si 
aggiungono i costi per l’installazione di apparati di misura, dell’infrastruttura ICT e di 
telecontrollo, oltre (eventualmente) al sistema di accumulo. 
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4.4     Le nuove risorse 
 
Una regolazione del sistema elettrico sempre più del tipo just in time richiede la codifica 
di risorse di nuova concezione. 
Come ben noto, da un punto di vista fisico, il contenimento degli scostamenti di fre-
quenza dal valore nominale per inserzione del carico sono contenuti dall’energia poten-
ziale rotazionale messa a disposizione da masse rotanti connesse in rete. Le unità di 
produzione rinnovabili non programmabili possono fornire una regolazione rapida del 
tipo “primaria veloce” oppure un supporto di “inerzia sintetica”, volto a contenere il 
gradiente di frequenza a mezzo del dispositivo inverter con cui si interfacciano alla rete 
elettrica. Lo stesso servizio può essere fornito da sistemi di accumulo, sia nella configu-
razione stand-alone che come elementi costituenti di impianti FRNP. 
In caso di riduzione repentina del livello di tensione per effetto di un guasto in un punto 
della rete, un impianto tradizionale fornisce naturalmente un supporto transitorio di tipo 
reattivo mediante iniezione veloce di corrente reattiva. Nel caso, invece, di una macchi-
na interfacciata mediante inverter, tale contributo potrebbe essere richiesto come una 
risorsa aggiuntiva ottenuta mediante un’opportuna funzione di controllo addizionale. 
Questo supporto aggiuntivo potrebbe configurarsi come nuovo servizio, fornibile in 
modo volontario e magari anche scambiabile su mercato. 
I sistemi di accumulo di energia consentono di ottimizzare l’utilizzo della rete esistente, 
evitando sovraccarichi nelle ore di massima produzione delle fonti rinnovabili non pro-
grammabili, ovvero di livellare i consumi e i relativi picchi (peak shaving), rilasciando 
l’energia immagazzinata nei suddetti periodi nei momenti di maggiore fabbisogno 
(time-shifting). La loro efficacia risulta tanto maggiore quanto più questo riesce a mini-
mizzare l’energia producibile da fonti rinnovabili non programmabili che non viene 
soggetta a curtailment da parte dell’operatore di sistema. In questo senso, i sistemi di 
accumulo diffuso a batterie si prestano a ricoprire un ruolo primario per l’integrazione 
delle fonti rinnovabili, soprattutto se si considera la loro facilità di localizzazione e ra-
pidità di installazione. La possibilità di installare impianti sulle porzioni più critiche del-
la rete li rende essenziali per ridurre i fenomeni di congestione attuali o che si prevede 
possano presentarsi già nel breve termine, in attesa o in sostituzione dei rinforzi struttu-
rali di rete che hanno un maggiore impatto ambientale e statisticamente richiedono tem-
pi di autorizzazione e realizzazione complessivamente molto maggiori.  
Oltre alla mitigazione degli effetti dovuti alla non programmabilità della generazione 
rinnovabile, i dispositivi di accumulo possono essere utilizzati per rispondere anche ad 
ulteriori nuove esigenze derivanti dalla penetrazione massiva della GD. Possono infatti 
essere utilizzati per approvvigionare riserva e fornire risorse di bilanciamento per il si-
stema elettrico, sia a livello di rete AT–AAT, che a livello locale, garantendo la regola-
zione dei profili di scambio all’interfaccia tra la rete di distribuzione e la rete di trasmis-
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sione. I sistemi di accumulo sono in grado di contribuire in modo particolarmente effi-
ciente al soddisfacimento del fabbisogno di riserva del sistema elettrico a fronte di con-
tingenze che ne impongano l’utilizzo. Potendo immettere o prelevare energia dalla rete 
rappresentano, infatti, la risorsa più efficiente per il servizio di riserva sia a salire che a 
scendere. I tempi di risposta estremamente ridotti li rendono, inoltre, potenzialmente 
integrabili nel sistema di difesa, permettendo di migliorare la gestione delle risorse di 
rete esistenti. 
D’altro canto, serve considerare che le azioni di flessibilità garantite dai sistemi di ac-
cumulo hanno, per loro natura, dei limiti legati alla durata: a differenza degli impianti 
convenzionali, il tempo di permanenza in un certo stato condiziona il dimensionamento 
in termini energetici, e quindi il relativo costo.  
A differenza di quanto ottenibile da impianti di produzione o da sistemi di accumulo, 
occorre osservare che l’impiego dei carichi (industriali, terziari, domestici) come risorse 
flessibili comporta in genere la possibilità di utilizzare asset già esistenti per altro scopo 
e quindi, in alcuni casi, un vantaggio anche in termini di limitazione dell’investimento 
iniziale. Inoltre, è possibile sfruttare le loro eventuali unità di generazione locale già in-
stallate per motivazioni di maggiore affidabilità (es. Uninterruptible Power Supply   
UPS, gruppi elettrogeni di emergenza) ovvero di maggiore efficienza del complessivo 
approvvigionamento energetico (es. sistemi di cogenerazione), realizzando così una si-
nergia tra le funzioni locali già svolte da queste sorgenti e i nuovi servizi di flessibilità 
richiesti dal sistema elettrico.  
La possibilità di un’unità di consumo di modulare il proprio prelievo dipende da diversi 
fattori che nell’insieme descrivono la “flessibilità” dell’unità di consumo stessa, ossia la 
capacità di fornire il cosiddetto “Demand-Side Response Service”. Ad esempio, la po-
tenza prelevata dalla rete dipende dalle caratteristiche del processo (tipo di carico sotto-
stante), dalla tecnologia dei macchinari elettrici che realizzano la trasformazione (tipo di 
motori o generatori ausiliari), dal livello di tensione del punto di connessione alla rete, 
dalla configurazione dell’impianto (distribuzione dei carichi, dislocazione di eventuali 
unità di generazione locale), dalla potenza installata, ecc. 
In generale, un’unità di consumo può essere ritenuta “flessibile”, quindi potenzialmente 
idonea alla partecipazione alla fornitura del “servizio flessibile”, quando il processo sot-
tostante consente una modulazione del prelievo dalla rete nei termini delle specifiche 
tecniche e prestazionali del gestore di rete di trasmissione senza produrre conseguenze 
apprezzabili per l’utenza finale (es. effetti sul processo sottostante, effetti sul livello di 
comfort). Inoltre, oltre alla fattibilità tecnica dell’offerta del servizio da parte dell’unità 
di carico, occorre considerare anche la propensione dell’esercente e/o proprietario di 
impianto (o utenza) a “flessibilizzare” il proprio consumo (es. schema di remunerazione 
ritenuto e/o schema di partecipazione ritenuti maggiormente attraenti). 
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Volendo descrivere la flessibilità delle unità di consumo con alcuni significativi para-
metri, è possibile considerare i seguenti: 
i. velocità di risposta: in base alle caratteristiche del processo sottostante e quindi 
del livello di utilizzo dell’energia prelevata dalla rete, l’unità di consumo può ri-
sultare, ad esempio, più idonea ad effettuare un’azione rapida (variazione istan-
tanea, variazione in secondi/minuti) oppure lenta (ad es. una variazione di pre-
lievo che si sviluppa in un’ora). Nel caso di una modulazione rapida questo pa-
rametro può essere ulteriormente articolato in: ampiezza della potenza modula-
bile, gradiente della modulazione, frazionabilità della potenza modulabile, ecc. 
Si osserva che la mediazione dell’aggregatore consente la partecipazione al mer-
cato dei servizi anche a carichi che per interrompere/ridurre il proprio prelievo 
necessitano di tempi di preavviso più lunghi rispetto al termine fissato da Terna 
per l’aggregato. L’aggregatore ha modo di collocare opportunamente 
l’interruzione di uno specifico prelievo in una sequenza di interruzioni con un 
tempo di avvio compatibile con le tempistiche del carico in questione; 
ii. durata: in base alle caratteristiche del processo sottostante, la prestazione fornita 
dall’unità di consumo può essere sostenuta per un tempo definito. Anche in que-
sto caso la mediazione dell’aggregatore allarga la partecipazione 
all’interrompibilità anche alle unità di consumo che possono garantire esclusi-
vamente interruzioni di breve durata; 
iii. frequenza: in base alle caratteristiche del processo sottostante, la prestazione po-
trà essere fornita con una frequenza non superiore ad un valore compatibile con 
la funzionalità dell’impianto. Questo parametro può essere espresso anche in 
tempo minimo di attesa tra due interventi di modulazione; 
iv. periodo: in base alle caratteristiche del processo sottostante, il servizio di ridu-
zione dell’unità di consumo può essere tempo-dipendente, ossia variare su base 
oraria, giornaliera, settimanale, stagionale; 
v. temperatura: in base alle caratteristiche del processo sottostante, il servizio di ri-
duzione dell’unità di consumo può essere temperatura-dipendente, ossia variare 
in funzione della temperatura ambiente.  
vi. programmabilità del ripristino: in base alle caratteristiche del processo sottostan-
te, occorre considerare l’eventuale recupero dell’energia non prelevata da effet-
tuarsi negli istanti di tempo successivi alla conclusione della riduzione; ciò im-
plica una variazione in incremento del successivo profilo di prelievo dell’unità 
di consumo. La variazione in incremento per consentire il ripristino del prodot-
to/servizio idealmente non dovrebbe causare uno sbilanciamento nel programma 
di prelievo, pertanto dovrebbe essere riprogrammata nella prima sessione di 
mercato disponibile (ad esempio, nella prima sessione disponibile del mercato 
infragiornaliero).  
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vii. presenza risorse di sostituzione: occorre osservare che la riduzione del prelievo 
da rete da parte di un sito di consumo non si ottiene necessariamente riducendo 
il consumo elettrico dell’aggregato ma anche sostituendo il prelievo con energia 
generata/accumulata all’interno del sito. Ad esempio la sostituzione può avveni-
re facendo ricorso a:  
 unità di (co)generazione già presenti nel sito con disponibilità di un margine 
di potenza normalmente non utilizzato (ad es., a causa della contrazione ne-
gli anni della produzione industriale del sito). Tale opportunità è stata sfrut-
tata da alcuni progetti pilota UVAC attivati nell’estate 2017;  
 sistemi di accumulo elettrochimici utilizzati ad esempio per il back-up 
dell’alimentazione elettrica in caso di mancanza di alimentazione dalla rete.  
viii. resenza di unità di carico interrompibili: il processo sottostante potrebbe essere 
già soggetto a modulazioni richieste dal servizio di interrompibilità (istantanea, 
di emergenza, con preavviso). In tal caso l’ulteriore richiesta di servizio flessibi-
lità potrebbe aggiungere maggiore complessità e/o costo, così come potrebbe 
avvalersi di infrastrutture di comunicazione già presenti in impianto (cfr. punto 
“Infrastrutture ICT”).  
ix. costi di adeguamento dell’impianto: l’interruzione del prelievo non deve deter-
minare disfunzioni nei componenti d’impianto o sprechi rilevanti nel processo 
produttivo (es. costi per riavviamenti); eventuali adeguamenti degli impianti o 
modifiche nel processo produttivo per far fronte ai disagi dovuti all’interruzione 
devono avere costi contenuti.  
x. organizzazione del lavoro: occorre valutare gli effetti dell’interruzione del pre-
lievo sull’organizzazione del lavoro nel sito coinvolto; in particolare occorre va-
lutare se l’interruzione comporti modifiche nei turni di lavoro o attivazioni su 
chiamata di personale non in servizio.  
xi. infrastrutture ICT (Information&Communication Technology): oltre alla fattibili-
tà tecnica dettata dal processo sottostante, occorre considerare anche eventuali 
interventi per il monitoraggio e il controllo dell’impianto (es. installazione di 
apparati di misura, infrastrutture di comunicazione, dispositivi di comando, 
ecc.),  
Infine, in un’ottica di prossimo sviluppo del settore, ulteriori risorse di flessibilità pos-
sono essere messe a disposizione dalla tecnologia vehicle to grid (V2G), ovvero dai si-
stemi di accumulo mobili messi a disposizione da veicoli elettrici connessi alla rete. In 
uno scenario elaborato da ENTSO-E si prevede la presenza di 4,3÷6,2 milioni di veicoli 
elettrici in Italia al 2030 che, gestiti ovviamente su base aggregata, possono fornire un 
contributo di primo piano nell’approvvigionamento di risorse di flessibilità. 
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4.5     Progetti pilota 
 
La deliberazione 300/2017/R/EEL identifica in Terna il soggetto preposto 
all’individuazione di progetti pilota, finalizzati alla raccolta di elementi utili per la ri-
forma del dispacciamento.  
Tali progetti riguardano: la partecipazione a MSD della domanda e delle unità di produ-
zione non abilitate
4, l’utilizzo di sistemi di accumulo in dotazione delle unità di produ-
zione abilitate, le modalità di aggregazione, le modalità per la remunerazione dei servizi 
ancillari attualmente non remunerati esplicitamente, forme di approvvigionamento a 
termine delle risorse di dispacciamento.  
Ad oggi caratteristiche e servizi richiesti alle UVA sono quelli riportati in tabella. 
 
Progetto 
Pilota 
Soglia minima di potenza Servizi 
UVAC 1÷10 MW Riserva terziaria a salire 
Bilanciamento a salire 
UVAP 1÷5 MW Risoluzione congestioni 
Riserva terziaria rotante 
Riserva terziaria di sostituzione 
Bilanciamento 
UVAM 1 MW Risoluzione congestioni 
Riserva terziaria rotante 
Riserva terziaria di sostituzione 
Bilanciamento 
     Tabella 4.2 Overview delle UVA ammesse ai progetti pilota. 
 
Al fine di poter essere ammesse al MSD l’UVAC deve: i. avere potenza massima di con-
trollo pari ad almeno 1 MW, ii. essere in grado di modulare in riduzione l’energia com-
plessivamente prelevata entro 15 minuti dalla ricezione dell’ordine di dispacciamento, 
iii. essere capace di sostenere la riduzione di prelievo per almeno 3 ore. Come già mo-
strato i servizi richiesti sono quelli di riserva terziaria e di bilanciamento, esclusivamen-
te nella modalità a salire, tramite riduzione di prelievo e/o incremento della generazione 
eventualmente presente all’interno dello stabilimento. L’UVAC ha facoltà di presentare 
un’unica coppia quantità-prezzo in vendita e di indicare una potenza minima, ovvero un 
quantitativo non ulteriormente frazionabile in fase di selezione delle offerte. I soggetti 
titolari di UVCA partecipano a procedure d’asta per l’approvvigionamento a termine di 
risorse di dispacciamento, sulla base di un fabbisogno definito da Terna per un periodo 
                                                            
4 Sono inclusi i sistemi di accumulo che sono equiparati alle unità di produzione come previsto dalla deli-
berazione 574/2014/R/EEl. 
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definito. La remunerazione consta di un corrispettivo fisso, espresso in €/MW, definito 
in esito ad un asta al ribasso del tipo pay-as-bid, ed un corrispettivo variabile, ricono-
sciuto con riferimento alle sole quantità accettate su MSD e solo in caso di accettazione 
delle risorse, in ogni caso non superiore allo strike price. Il corrispettivo fisso è tipica-
mente compreso fra 25.000 €/MW/anno e 30.000 €/MW/anno, sulla base della remunera-
zione per analoghi servizi in altri Paesi europei, mentre quello variabile ad un valore 
non superiore a 400 €/MWh. In caso di mancato rispetto dell’ordine di dispacciamento il 
BSP è tenuto a pagare a Terna una penale pari al prodotto tra la quantità di energia non 
fornita e il prezzo offerto sul MSD maggiorato del 50%. 
A partire dall’esecuzione dei primi progetti pilota dal giugno 2017 i volumi di potenza 
abilitati e contrattualizzati a MSD sono andati via via aumentando; mediamente le     
UVAC sono riuscite a fornire il 75% dei volumi negoziati. In particolare, nel periodo         
1 agosto – 30 settembre 2018 sono stati assegnati 11 MW ripartiti come mostrato in ta-
bella. 
 
N. Ragione sociale Potenza assegnata [MW] 
1 CONSORZIO TOSCANA ENERGIA 1 
2 EGO TRADER SPA 1 
3 ENEL X ITALIA SPA 6 
4 EPQ S.R.L. 1 
5 HERA TRADING SRL 2 
 TOTALE 11 
        Tabella 4.3 Capacità assegnata per il periodo 1 agosto – 30 settembre. 
 
 
 
Analoghi requisiti prestazionali sono richiesti alle UVAP; hanno invece facoltà di pre-
sentare fino a 3 coppie quantità-prezzo in MSD ex-ante e 4 in MB in vendita/acquisto. 
La penale prevista in caso di mancato rispetto della baseline pari al 2% dell’incasso 
mensile del BSP in esito alla partecipazione al MSD.  
Figura 4.1 Potenza abilitata e potenza contrattualizzata relativamente ai progetti pilota. 
[Fonte: Terna.] 
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Analogamente a quanto previsto per le UVAC, se la quantità netta accettata è positiva, 
Terna riceve dal titolare della UVAP il prodotto tra la somma delle variazioni dei pro-
grammi di immissione risultanti dal mercato dell’energia di ciascun utente del 
dispacciamento coinvolto nella UVAP e il prezzo zonale MGP della zona di mercato in 
cui la UVAP è sita. A sua volta, Terna versa a ciascun utente del dispacciamento, titolare 
di punti di immissione associati alla UVAP, il prodotto tra la somma delle variazioni del 
programma di immissione del medesimo utente risultanti dal mercato dell’energia e il 
prezzo zonale MGP della zona di mercato in cui la UVAP è sita. Se la quantità netta ac-
cettata è negativa, invece, Terna versa al titolare della UVAP il prodotto tra la somma 
delle variazioni dei programmi di immissione risultanti dal mercato dell’energia di 
ciascun utente del dispacciamento coinvolto nell’ UVAP e il prezzo zonale MGP, e 
riceve da ciascun UdD coinvolto nella UVAP il prodotto tra la somma delle variazioni 
del programma di immissione del medesimo utente e il prezzo zonale MGP della zona di 
mercato in cui la UVAP è sita.  
Si evidenzia come la soglia individuata per la potenza di modulazione (soglia che in fu-
turo potrà essere ulteriormente ridotta) renda possibile anche a unità non rilevanti          
≥ 1 MW connesse alla rete di distribuzione di partecipare singolarmente a MSD. La scel-
ta di partecipare singolarmente o in forma aggregata discende da valutazioni di conve-
nienza tecnica e operative: in un caso si interagisce direttamente con la piattaforma del 
TSO e si hanno quindi tutti i benefici ma anche tutte le responsabilità, mentre nel secon-
do caso è il BSP a garantire tempistiche di monitoraggio e attuazione ed è responsabile 
del rispetto degli ordini di dispacciamento. 
Differentemente dalle aggregazioni inerenti il carico, per i progetti pilota UVAP non è 
stata prevista alcuna remunerazione in capacità. 
Si può osservare che l’attuale quadro non favorisce la partecipazione di unità FER in-
centivate senza elementi di accumulo, poiché   non avendo costi evitati di combustibile 
derivanti dalla mancata produzione  non vi è convenienza dal riacquisto su MGP. 
Una UVAM è un aggregato di unità di consumo, produzione e sistemi di accumulo, in-
cluse le stazioni di ricarica funzionali alle e-mobility, ovvero di punti connessi alla rete a 
qualunque livello di tensione, ciascuno dei quali: i. risieda nel medesimo perimetro di 
aggregazione; ii. con riferimento alle unità di consumo, non risulti inserito nel contratto 
di dispacciamento di AU; iii. sia dotato di un’“Unità Periferica di Monitoraggio” (UPM) 
e di un misuratore almeno orario; iv. non risulti qualificato ai fini della partecipazione al 
Mercato della Capacità.  
L’UPM deve essere in grado di effettuare la misura dell’energia immessa/prelevata e 
inviare il dato di misura al concentratore, ovvero al dispositivo di interfaccia con i si-
stemi di Terna che invia la misura/stima aggregata ogni 4 secondi. 
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Si distinguono: 
i. UVAM “A”, ovvero aggregati contenenti uno o più dei seguenti punti:  
 UP non rilevanti; 
 unità di consumo; 
 impianti di accumulo; 
 UP rilevanti non già obbligatoriamente abilitate a MSD che condividono 
il punto di connessione alla rete con una o più unità di consumo con va-
lore di potenza immessa al punto di connessione con la rete minore di    
10 MVA; 
ii. UVAM “B”, ovvero UP rilevanti non già obbligatoriamente abilitate a MSD che 
condividono il punto di connessione con una o più unità di consumo con valore 
di potenza immessa al punto di connessione maggiore di 10 MVA. 
Il progetto pilota UVAM abilità per la prima volta la tecnologia vehicle to grid  al MSD. 
 
 
 
 
4.6     Il panorama europeo 
 
In accordo a quanto indicato da ENTSO-E, il TSO deve agire da garante per l'esercizio in 
sicurezza della rete elettrica; non si è giunti tuttavia, ad oggi, ad un'armonizzazione del-
Figura 4.2 Configurazione UVAM. [Fonte: Terna.] 
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le regole che definiscono l'uso dei servizi ancillari nei vari Paesi europei, ritardando ul-
teriormente la realizzazione di un unico mercato pan-europeo integrato. Non esiste ne-
anche una classificazione standardizzata, unanimemente accettata dai diversi Paesi 
membri, dei servizi ancillari, che possono quindi essere suddivisi sulla base di diversi 
criteri. Questa eterogeneità normativa si accompagna di pari passo ad una diversa evo-
luzione dei diversi mercati nazionali per i servizi ancillari. 
Una rassegna delle principali caratteristiche dei diversi mercati europei del dispaccia-
mento è presentata da ENTSO-E, sulla base dell’elaborazione di questionari che sono 
stati inviati ai vari TSOs: ne emerge un quadro piuttosto eterogeneo, lontano da 
un’armonizzazione delle regole di funzionamento del mercato. 
Di particolare notabilità in questo studio sono i mercati tedesco, primo per dimensione 
in Europa, ed inglese, come riferimento di avanguardia, essendo, ad esempio, già stato 
liberalizzato nel periodo 1989-’90.  
Il mercato tedesco si caratterizza per la presenza di quattro distinti operatori di sistema 
(TenneT TSO GmbH, Amprion GmbH, 50 Hertz Transmission GmbH e TransnetBW 
GmbH); nella restante parte della filiera elettrica sono attive quattro grandi società che 
tuttavia cedono il 70% circa del mercato della fornitura di energia elettrica a fornitori 
regionali e comunali.  
L’adeguamento della gestione del mercato dei servizi ancillari operato da parte dei ge-
stori di rete ha fatto sì che non sia aumentata la domanda di servizi di bilanciamento no-
nostante l’ampia diffusione di generazione da fonti rinnovabili: è quello che Hirth e 
Ziegenhagen definiscono il “paradosso tedesco”. Volendo provare a fornire una spiega-
zione di tale fenomeno, Ockert e Ehrhart avanzano le seguenti motivazioni: 
i. l’introduzione di un mercato comune del bilanciamento fra i diversi TSOs; 
ii. l’avvicinamento della sessione di chiusura dei mercati spot al tempo reale, in 
particolare fino a 30 minuti prima della consegna per il MI, riducendo così i vo-
lumi di energia richiesti per il bilanciamento; 
iii. la possibilità di stipulare, sulla piattaforma di MI, contratti di fornitura di 15 mi-
nuti, che consentono, al contempo, di sfruttare al meglio la natura aleatoria delle 
sorgenti rinnovabili e profilare al massimo la curva di domanda. 
Dal canto suo, il Regno Unito ha fatto da apri pista nell’apertura dei servizi di bilancia-
mento alla domanda, alle rinnovabili non programmabili, nonché ai sistemi di storage, 
abilitati nel 2015. Va tenuto tuttavia conto del contesto infrastrutturale in cui tale azione 
è stata operata, ovvero un sistema caratterizzato, soprattutto a livello della trasmissione, 
da rilevanti problemi di capacità trasportabile e di gestione dei carichi. Anche in questo 
contesto la presenza di sessioni prossime al real time, ovvero fino a mezz’ora prima 
dell’ordine, facilita la previsione dei programmi di immissione in rete, con conseguenti 
risparmi economici per sbilanciamenti evitati. Nonostante il panorama inglese non sia 
caratterizzato dall’ampia diffusione della generazione distribuita, che ha invece interes-
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sato Germania e Italia, è indubbio che il Regno Unito sia tra i mercati europei più avan-
zati per quanto riguarda l’abilitazione dei nuovi operatori di mercato (aggregatori e sto-
rage farm) e nella strutturazione di rapporti di vendita e acquisto a lungo termine trami-
te PPA. 
L’associazione Smart Energy Demand Coalition   SEDC presenta una panoramica della 
partecipazione della domanda ai mercati della flessibilità in Europa sul finire del 2016, 
arrivando a mostrare come un’opportuna regolamentazione dei soggetti operanti nel 
mercato sia sufficiente a fungere da stimolo per la nascita di nuovi modelli di business e 
creare opportunità di mercato. Di fondamentale importanza si rivela la possibilità per il 
consumatore di poter scegliere liberamente il proprio aggregatore senza vincoli imposti 
ad esempio dal fornitore di energia elettrica. 
 
 
 
 
Si cita infine una particolare forma di “aggregazione” che sta prendendo piede in Eu-
ropa, ovvero l’energy community, definite come “an association, a cooperative, a part-
nership, a non-profit organisation or other legal entity which is effectively controlled by 
local shareholders or members, generally value rather than profit-driven, involved in 
distributed generation and in performing activities of a distribution system operator, 
supplier or aggregator at local level, including across borders”5. Le energy community  
                                                            
5 2016/0380 (COD). 
Figura 4.2 Partecipazione della domanda ai mercati di flessibilità in europa (fine 
2016). [53] 
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sono riconosciute a pieno titolo come soggetti aventi la possibilità di operare sul merca-
to elettrico, potendone quindi beneficiare in termini di opportunità, rispettando ovvia-
mente le stesse regole di mercato cui sono soggetti gli altri player. 
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Conclusioni 
 
 
 
Grazie al lavoro svolto è stato evidenziato un quadro economico-normativo piuttosto 
articolato e non privo di contraddizioni. Alle nuove criticità del sistema elettrico, insorte 
in seguito all’ampia diffusione della generazione da fonti rinnovabili non programmabi-
li, consegue la necessità di una ristrutturazione dello stesso, sul fronte: 
i. tecnologico, al fine di adeguare la rete di distribuzione alla nuova tipologia di 
generazione elettrica; 
ii. normativo, che riveda i ruoli coperti dai diversi operatori di sistema, in partico-
lare il TSO e il DSO, in modo che una loro migliore coordinazione consenta uno 
sfruttamento più efficiente ed efficace delle nuove risorse a disposizione; 
iii. economico, in modo da trasformare una evidente esigenza di flessibilità del si-
stema in opportunità economiche per i nuovi soggetti introdotti al mercato. 
Nel panorama attuale gli ultimi due punti sembrano trovarsi in uno stadio più embriona-
le di sviluppo. L’apertura del Mercato del Servizio di Dispacciamento alle nuove unità 
di generazione, in particolare da fonti rinnovabili non programmabili, e di consumo si 
sta attuando in Italia con un non irrilevante ritardo rispetto al contesto europeo; incerti 
restano anche i tempi di completamento della riforma: la percezione degli addetti ai la-
vori è quella di un progetto che non vedrà il suo compiersi prima del 2025. 
Per l’operatore di sistema Terna S.p.A. la fase attuale di presentazione di progetti pilota 
risulta di fondamentale importanza per la raccolta di dati e informazioni sulla nuova or-
ganizzazione da dare al mercato. Sembra comunque che, almeno in questa prima fase, 
Terna stia mantenendo un’organizzazione del mercato di tipo centralizzato, lasciando 
quindi poco spazio ai contributi che potrebbero offrire i vari DSOs. Ovviamente ciò non 
esclude un’ulteriore evoluzione futura del mercato verso una loro maggiore partecipa-
zione.  
Di rilevante importanza è anche il ruolo che si lascerà ricoprire agli aggregatori di mer-
cato, soggetti che si rivelano fondamentali in un contesto caratterizzato da una genera-
zione di sempre più piccola taglia e dispersa sul territorio. Essendo questi gli interlocu-
tori con cui dovrà interfacciarsi i consumatori, in qualità di “delegati” alla fornitura dei 
servizi di flessibilità sul mercato, si dovrà non solo definire chiaramente i ruoli dei primi 
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ma anche tutelare i diritti dei secondi. La creazione di valore di mercato è quindi condi-
zionata da un’opportuna azione regolatoria da parte dell’Autorità, piuttosto che da altri 
parametri tecnico-economici propri del sistema o dei singoli impianti.  
Bisogna porre anche attenzione al fatto che la riduzione dei costi per la gestione del si-
stema per l’operatore Terna S.p.A. passa anche attraverso una revisione delle altre fasi 
del Mercato Elettrico, con particolare riferimento al Mercato Infragiornaliero. Come 
dimostra il caso tedesco, uno spostamento della gate closure ad un tempo sempre più 
prossimo al tempo di consegna e una riduzione della base temporale delle offerte per gli 
impianti a fonte rinnovabile non programmabile consente di ridurre la necessità di ap-
provvigionamento di risorse sul MSD. 
Nuove opportunità economiche possono venire a crearsi solo in risposta ad una ferma 
volontà politica, che sia al contempo riformatrice ma chiara nella definizione delle rego-
le. Tuttavia la decisione di posticipazione ulteriormente la chiusura del Servizio di 
Maggior Tutela, di recente decisione, presta il fianco a critiche nei confronti di una ap-
parente mancanza di volontà politica mirante alla completa liberalizzazione del mercato.  
Sviluppo futuro di questo lavoro di tesi potrebbero essere uno studio dei rapporti di gio-
co-forza che intercorrono fra Terna S.p.A. e l’Autorità di regolamentazione, al fine di 
comprendere quale possa essere la portata innovatrice di riforma del mercato, e 
un’analisi quantitativa dei benefici economici a livello di sistema derivanti da una com-
pleta apertura del MSD.  
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